Effekte von Kapazitatsmechanismenin
gekoppelten Strommarkten

Zur Erlangung des akademischen Grades eines
Doktors der Wirtschaftswissenschaften
(Dr. rer. pol.)

von der KIT-Fakultat fur Wirtschaftswissenschaften
des Karlsruher Instituts fiir Technologie (KIT)

genehmigte

DISSERTATION

von

Florian Zimmermann, M.Sc.

Tag der miindlichen Priifung: 28. April 2023
Referent: Prof. Dr. Wolf Fichtner
Korreferent: Prof. Dr. Dominik Most






Danksagung

Diese Dissertation entstand wahrend meiner Zeit am Lehrstuhl fiir Energiewirtschaft des
Karlsruher Instituts fiir Technologie (KIT). Die Unterstiitzung, die ich bei der Erstellung
von verschiedenen Seiten erhalten habe, war entscheidend fiir den Abschluss dieses Werks.
Deshalb mochte ich die Gelegenheit nutzen, mich auf diesem Wege bei einigen Menschen
zu bedanken.

Zunachst mochte ich mich ganz besonders bei meinem Doktorvater Prof. Dr. Wolf
Fichtner bedanken. Seine Expertise, Erfahrung und stetige Bereitschaft fiir konstruktive
Diskussionen waren ein unschétzbarer Riickhalt und fortwahrender Wegweiser wihrend
meiner Promotion. Dariiber hinaus méchte ich Prof. Dr. Dominik Mést fiir die Ubernahme
des Korreferats danken. Und natiirlich méchte ich auch Prof. Dr. Kay Mitusch und Prof.
Dr. Oliver Grothe danken, dass sie Teil meines Priifungskomitees waren.

Fiir die Anregungen und Ratschlidge meines langjahrigen Gruppenleiters Prof. Dr. Dogan
Keles bin ich ebenfalls duflerst dankbar. Gleichermaflen danke ich all meinen Kolleginnen
und Kollegen am IIP sowie meinen Co-Autorinnen und Co-Autoren. Die fachlichen Rat-
schlage, kontroversen Diskussionen, gemeinsamen Mittagessen und freundschaftlichen
Gesprache mit Andreas, Anthony, Axel, Christian, Christoph, Daniel, Elias, Emil, Farnaz,
Fritz, Hans, Joris, Julia, Julius, Katrin, Kim, Manuel, Markus, Massimo, Max, Nina, Rafael,
Robert, Steffi, Thorben, Thorsten, Tim, Umit, Uwe und Viktor waren immer willkommen
und haben mir in vielerlei Hinsicht bei dieser Arbeit geholfen.

Dariiber hinaus war es mir am Lehrstuhl méglich in verschiedenen spannenden For-
schungsprojekten einen Beitrag zur Wissenschaft zu leisten sowie mit vielen motivierten
Wissenschaftlerinnen und Wissenschaftlern zusammenzuarbeiten. Diese Projekte wur-
den unter anderem durch das Bundesministerium fiir Wirtschaft und Klimaschutz oder
das Schweizer Bundesamt fiir Energie finanziell gefordert. Auch dafiir mochte ich mich
bedanken.

Auf personlicher Ebene hat die ununterbrochene Unterstiitzung meiner Familie und
meiner Freunde einen erheblichen Unterschied gemacht. Die Hilfsbereitschaft und Ermuti-
gungen sowie der notwendige Blick von auflen waren unglaublich wertvoll.

Abschlielend mochte ich noch all jenen danken, die direkt oder indirekt zu dieser Arbeit
beigetragen haben und an dieser Stelle versehentlich unerwahnt bleiben. Jede Kritik, jedes
Lob und jede Diskussion haben diese Dissertation bereichert. Dankeschon!

Karlsruhe, im November 2023
Florian Zimmermann






Zusammenfassung

Das Ziel der Europaischen Union einen einheitlichen Binnenmarkt zu etablieren, sorgt
u. a. fiir immer groflere Stromhandelskapazitiaten zwischen den Mitgliedsstaaten. Dariiber
hinaus steigt der Anteil der erneuerbaren Energien im Stromsektor weiter an. Neben der
Treibhausgasneutralitat weisen die erneuerbaren Energien auch sehr geringe variable
Betriebskosten auf. Das fithrt durch den Merit-Order-Effekt zu geringeren Erlosen von
disponiblen Kraftwerken. Diese Kraftwerke sind im derzeitigen Stromsystem jedoch weiter-
hin fiir eine zuverlassige Versorgung mit Strom notwendig. Um eine hohe Zuverlassigkeit
des Stromsystems zu erhalten, konnen Marktdesigns helfen, die nicht nur den erzeugten
Strom, sondern auch die gesicherte Kapazitat vergiiten und damit fiir gesicherte Erlose
der disponiblen Kraftwerke sorgen. Im Rahmen dieser Dissertation werden deshalb ver-
schiedene Marktdesigns vorgestellt. Da Marktdesignanderungen meist unilateral erfolgen,
konnen Effekte auf andere Markte entstehen, die untersucht werden.

Fiir die Untersuchungen im Rahmen dieser Dissertation wird ein etabliertes agentenba-
siertes Strommarkt-Simulationsmodell erweitert und angewendet. Dafiir wird der geogra-
fische Rahmen des Modells um weitere Mérkte erganzt, sodass nunmehr 16 europaische
Lander simuliert werden konnen. Zudem wird das Modell methodisch durch die Integrati-
on einer langfristigen Preisvorhersage weiterentwickelt, die grenziiberschreitende Effekte
von implizit gekoppelten Strommarkten fiir Investitionsentscheidungen beriicksichtigt.
Dariiber hinaus wird eine Methodik zur Bestimmung des stiindlichen Einsatzes der saisona-
len Speicherwasserkraftwerke in das Modell integriert. Beides wird durch die geografische
Erweiterung notwendig, um die regional verbreiteten Erzeugungstechnologien bzw. die
Besonderheiten der modellierten Méarkte abbilden zu kénnen.

Diese Dissertation beinhaltet vier Fachbeitrage, wovon ein Beitrag die theoretischen
Hintergriinde der Marktdesigns und speziell Kapazitatsmechanismen beleuchtet. Die
verbleibenden drei Beitrage fithren jeweils eine Fallstudie mit unterschiedlichem Betrach-
tungsschwerpunkt (u. a. Analysen von Marktdesignoptionen, Investitionsanreizen oder
grenziberschreitenden Effekten) durch.

Die Ergebnisse zeigen, dass Energy-Only-Markte (die nur verkaufte Energie vergiiten)
effizient hinsichtlich der kurzfristigen Ressourcenallokation (Kraftwerkseinsatz) funk-
tionieren, jedoch langfristig Knappheitssignale fiir Investitionsanreize notwendig, aber
unsicher sind. Deshalb sind Kapazitatsmarkte langfristig vorteilhafter, da sie fiir kontinuier-
liche Investitionen zur Gewahrung der Angemessenheit der Erzeugungskapazitaten sorgen.
Hinsichtlich der Angemessenheit der Erzeugungskapazitaten kann im Energy-Only-Markt
die Implementierung einer strategischen Reserve kurz- bis mittelfristig Abhilfe schaffen,
jedoch ist die Reserve langfristig eher ineffizient. Das Marktdesign und die (daraus fol-
genden) Investitionen konnen dartiber hinaus langfristige grenziiberschreitende Effekte
in anderen Landern hervorrufen. Ein Kapazitdtsmarkt in einem Land kann zu sinkenden
Preisen am Stromgroflhandel und damit zu unrentablen Kraftwerken in benachbarten
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Zusammenfassung

gekoppelten Marktgebieten fithren, weshalb eher Kraftwerke in Ldndern mit Kapazitats-
markt angereizt werden. Jedoch scheinen mit dem weiteren Ausbau der erneuerbaren
Energien in Europa Abhingigkeiten von einzelnen grof3en Strommarkten, insbesondere
bzgl. Preiskorrelationen, abzunehmen.
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Abstract

The European Union’s aim of establishing a single internal market leads to increasing
electricity trading capacities between the member states. Furthermore, the share of renew-
able energy sources in the electricity sector continues to grow. Besides their greenhouse
gas neutrality, renewable energies also have low variable operating costs. Due to the
merit order effect, these low costs lead to lower revenues for dispatchable power plants.
However, dispatchable power plants remain necessary for a reliable supply in today’s
electricity system. In order to maintain the reliability of the electricity system, market
design mechanisms can help not only remunerate the generated electricity but also the
secured capacity and thus ensure revenues for the dispatchable power plants. This disser-
tation, therefore, presents various market designs. As market design changes are usually
unilateral, effects on other markets can arise, which are examined.

An established agent-based electricity market simulation model is extended and applied
for the investigations in this dissertation. For this purpose, the geographical framework
of the model is enlarged so that 16 European countries can be simulated. In addition,
the model is methodologically improved by integrating a long-term price forecast that
considers the cross-border effects of implicitly coupled electricity markets for investment
decisions. Furthermore, a methodology for determining the hourly dispatch of seasonal
storage hydropower plants is integrated into the model. Both are necessary due to the
geographical expansion in order to be able to represent the regionally deployed generation
technologies or the particular characteristics of the modelled markets.

This dissertation contains four articles, of which one article highlights the theoretical
background of market designs and capacity remuneration mechanisms. The remaining
three contributions each conduct a case study with a different focus (e. g., analyses of
market design options, investment incentives, or cross-border effects).

The results show that energy-only markets (in which only the energy sold is remuner-
ated) are efficient in terms of short-term resource allocation (power plant dispatch), but
in the long run, scarcity signals are necessary for investment incentives, but the signals’
occurrence is uncertain. Therefore, capacity markets are more beneficial in the long run as
they foster continuous investment to ensure generation adequacy. Concerning generation
adequacy, in the energy-only market, implementing a strategic reserve can help in the
short to medium term, but the reserve is rather inefficient in the long term. The market
design and the (resulting) investments can also cause long-term cross-border effects in
other countries. A capacity market in one country can lead to falling wholesale electricity
prices and thus to unprofitable power plants in neighbouring coupled market areas, which
is why investments in power plants in countries with capacity markets are more likely to
be incentivized. However, with the further expansion of renewable energies in Europe,
dependencies on single large electricity markets, especially regarding price correlations,
seem to decrease.
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1. Einfuhrung in das Forschungsthema

1.1. Motivation

Ein wichtiges Ziel der Europaischen Union (EU) ist eine weiter zunehmende wirtschaftliche
Verbindung unter den Mitgliedsstaaten und die Schaffung eines gemeinsamen einheitlichen
Binnenmarkts. Dies erstreckt sich auch auf den Energiesektor, fiir den Handelshemmnisse
beseitigt werden und ein [EUtweiter Markt angestrebt wird. Demnach soll fiir Gas, Ol oder
Strom grenziiberschreitender Handel vereinfacht werden (z. B. mit der letzten Neufassung
fir den Elektrizitdtsbinnenmarkt: Richtlinie (EU) 2019/944 und Verordnung (EU) 2019/943,
Européisches Parlament und Rat der Européischen Union (2019alb)).

Eine notwendige Bedingung fiir einen funktionierenden Strombinnenmarkt sind Leitun-
gen, die nationale Stromnetze miteinander verbinden und einen Austausch tiber Lander-
grenzen hinweg ermoglichen. Denn der Abbau von Handelshemmnissen, der einheitliche
regulatorische Rahmen der [EUl sowie steigende grenziiberschreitende Ubertragungskapa-
zitdten (auch Interkonnektorenkapazitaten oder Grenzkuppelkapazititen) zur physikali-
schen Ubertragung von elektrischer Energi zwischen Landern bzw. Markten begiinstigen
eine Ausweitung der 6konomisch miteinander gekoppelten Strommarkte.

Grinde fir eine Ausweitung der Marktkopplung beobachtet beispielsweise Ringler
(2017) fur die Region Belgien, Deutschland, Frankreich und die Niederlande: Durch hohere
(vor allem) kommerzielle grenziiberschreitende Ubertragungskapazitiaten (Handelskapa-
zitaten) kann eine Erhohung der Wohlfahrt erzielt werden, besonders im Vergleich zu
ungekoppelten Markten. Zudem steigen die Liquiditat (Gomez, 2016; Meeus, Vandezande
et al., [2009) sowie die Anzahl der Stunden mit Preiskonvergenz zwischen gekoppelten
Markten (de Jonghe et al.,[2008; Gomez, |[2016). Die Marktkopplung steht damit in direkter
Beziehung zur Dimension der Wirtschaftlichkeit des energiewirtschaftlichen Zieldreiecks
(z. B. Deutscher Bundestag, |2005; Erdmann und Zweifel, 2010; Européisches Parlament
und Rat der Européischen Union, 2019b). Eine zweite Dimension des Dreiecks - die Zuver-
lassigkeit des Stromsystems — kann zudem mithilfe der Marktkopplung im Einklang mit
hoheren grenziiberschreitenden Ubertragungskapazititen adressiert werden.

Hohere Ubertragungskapazititen konnen zu einer hoheren Angemessenheit der Strom-
erzeugungskapazititen (Englisch: Generation Adequacy) (AdE) und schlie8lich zu einer
hoéheren Zuverléssigkeit des gesamten Stromsystems fithren. Eine hohe Zuverlassigkeit
impliziert, dass die Verbraucher standortunabhéngig und jederzeit die gewiinschte Strom-
menge unmittelbar nachfragen konnen, was elementar fir z. B. Industrieunternehmen
oder Krankenhéuser ist.

! Im weiteren Verlauf wird elektrische Energie, Elektrizitit und Strom weitestgehend synonym verwendet,
obwohl physikalisch ein Unterschied zwischen den Begriffen besteht. Im Kontext dieser Dissertation
entstiinde durch eine Differenzierung jedoch kein weiterer Erkenntnisgewinn.
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Fur eine zusétzliche Dynamik sorgt das Ziel der Reduzierung der Treibhausgas (THG)-
Emissionen aller Sektoren der[EUlbis spatestens zum Jahr 2050 auf Netto-Null (Europaische
Kommission, 2019). Diese Dynamik und die damit verbundene Zielsetzung bedeuten eine
Herausforderung fiir das gesamte Stromsystem. Auf der Nachfrageseite fithrt die Reduzie-
rung der THG-Emissionen zur Sektorenkopplung durch die zunehmende Diffusion von
Wiarmepumpen, Elektrofahrzeugen und Elektrolyseuren. Diese Diffusion der Technologien
verursacht eine héhere Gesamtnachfrage nach Strom, aber auch mehr Flexibilitatspotential
in der Nachfrage.

Auf der Erzeugungsseite werden erneuerbare Energien (EE) ausgebaut. [EE] zeichnen
sich durch THGHNeutralitat und geringe variable Erzeugungskosten aus. In einem von
Grenzkosten dominierten Preisbildungsmechanismus am Spotmarkt konnen die steigen-
den Anteile der EElin Verbindung mit den geringen Erzeugungskosten zum sog. Merit-
Order-Effekt mit sinkenden Grofhandelspreisen fithren (Bublitz, Keles und Fichtner, 2017;
Sensfuf3, Ragwitz et al., 2008). In allen Méarkten mit prioritarer Einspeisung von [EEl werden
folglich disponible Kraftwerke, d. h. steuer- und regelbare Kraftwerke, die in der Lage
sind bedarfsabhangig Strom bereitzustellen, immer haufiger aus dem Markt gedréangt.
[EEl tangieren daher die Wirtschaftlichkeit, spannen aber insbesondere auch die dritte
Dimension — Umweltvertraglichkeit — des Zieldreiecks auf.

Steigende Handelskapazitaten bei der Marktkopplung (z. B. anlasslich regulatorischer
Mindestverfiigbarkeiten fiir den kommerziellen Stromhandel von 70 % der technisch
moglichen Kapazitat, Artikel 16 Abs. 8 a) und b), Europaisches Parlament und Rat der
Européischen Union, 2019b) konnen zu haufiger konvergierenden Grof$handelspreisen
fuhren (ACER und CEER, [2022; Ringler, 2017). Somit konnte sich der Merit-Order-Effekt
generell auch auf gekoppelte Miarkte ausweiten.

Fiir die Bereithaltung, Wartung und Instandhaltung bestehender Kraftwerke sind aus-
reichend hohe Deckungsbeitrdage erforderlich. Sinkende Marktpreise durch die Markt-
kopplung und den Merit-Order-Effekt setzen disponible Kraftwerke unter Druck, sodass
diese in einem Energy-Only-Markt (EOM) langfristig moglicherweise nicht wirtschaftlich
betrieben werden konnen. Das gilt ausdriicklich fir flexible Spitzenlastkraftwerke, die
lediglich in Nachfragespitzen fiir wenige Stunden im Jahr eingesetzt werden. In diesen
wenigen Stunden miissen alle entstandenen Kosten gedeckt werden. Gleichzeitig leisten
die Kraftwerke einen wesentlichen Beitrag zu einer hohen[AdEl

Dariiber hinaus befiirchten Kraftwerksinvestoren, dass durch regulatorische Mafinah-
men zusatzliche Hirden entstehen, die fiir eine langfristige Profitabilitiat iberwunden
werden missen. Beispielsweise kann ein zu knapp bemessener Preisdeckel zum Missing-
Money Problem fithren (Bublitz, Keles, Zimmermann et al.,[2019).

Falls nicht alle Kosten der Kraftwerke gedeckt werden konnen, drohen neben altersbe-
dingten Stilllegungen gleichermafien 6konomische Stilllegungen von Kraftwerken. Zu-
satzlich dazu haben mehrere Staaten in Europa einen Ausstieg aus der Stromerzeugung
durch Kohle- oder Kernkraftwerke gesetzlich verankert und teilweise bereits vollzogen.
Ohne Neuinvestitionen ist demnach ein Absinken der installierten disponiblen Leistung
unvermeidbar.

Wenn bestehende disponible Kraftwerke unsichere Erlése durch den Strommarkt erwar-
ten oder bereits nicht (mehr) profitabel sind, werden Investoren (ohne einen signifikanten
technologischen Fortschritt) sehr wahrscheinlich geringere oder keine Ersatz- oder Neu-
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investitionen tétigen. Die Investitionszuriickhaltung wird durch die langfristigen und
kapitalintensiven Investitionen zusammen mit dem risikoaversen Verhalten der Investoren
(Neuhoft und de Vries, 2004; Vazquez et al., 2002) eher noch verstarkt (Fraunholz, Miskiw
et al., [2023).

Bis auf wenige Ausnahmen, wie z. B. Biomassekraftwerke, sind die [EE| wetterabhangig
und konnen daher nicht zu jeder Zeit bedarfsgerecht Strom liefern. Zur Absicherung
eines hohen Niveaus der[AdEl sind, angesichts der steigenden Anteile wetterabhéngiger
[EEl und bislang geringer Preiselastizitat der Nachfrage, Investitionsanreize in disponible
Kraftwerke, Speicher oder Nachfrageflexibilitat erforderlich. Diese drei Technologien
konnen auf Anderungen des Angebots oder der Nachfrage unmittelbar reagieren, um das
Stromsystem stindig in einem ausgeglichenen Zustand zu halten. Demzufolge sind die
drei Dimensionen des energiewirtschaftlichen Zieldreiecks nicht zwangslaufig in Einklang
zu bringen, da sie teilweise einander kontrar gegeniiberstehen.

1.2. Wissenschaftliche Fragestellungen und Abgrenzung zu
anderen Arbeiten

Die aufgefithrten Punkte werfen die Frage auf, wie Investitionen im skizzierten Markt-
umfeld angereizt werden konnen, um die auf einem Niveau zu halten, sodass keine
Versorgungsunterbrechungen von Stromkonsumenten riskiert werden. Versorgungsun-
terbrechungen konnen im Stromsystem notwendig sein, falls die Erzeugung nicht die
Nachfrage decken kann. Dabei wird ein gréflerer Konsument oder ein Teil des Stromnetzes
fur einen gewissen Zeitraum vom iibrigen Netz getrennt, bis die vorhandene Erzeugung
im tbrigen Stromnetz zur Deckung der Nachfrage ausreichend ist.

In vielen Markten werden deshalb Strommarktdesigns angepasst und zusétzlich sog.
Kapazitatsmechanismen eingefithrt oder zumindest deren Einfithrung diskutiert
(Bublitz, Keles, Zimmermann et al.,|2019). Ein KMl vergiitet vornehmlich disponible Kapazi-
tat, sorgt fir zusétzliche Einnahmen der im KM allokierten Kraftwerke und in Konsequenz
fur einen Preis fiir gesicherte Leistung zusatzlich zum Verkauf von Strom (Joskow und
Tirole, [2007).

Die Vergiitung von gesicherter Leistung kann Anreize fiir Investitionen schaffen und
Probleme mit der l6sen. Allerdings konnen mit einem auch neue Probleme,
wie Marktverzerrungen, entstehen. Trotz der zunehmenden Harmonisierung der [EUF
Strommaérkte weisen nicht alle EUML4nder dquivalente Marktbedingungen auf. Z. B. ist in
Frankreich ein umfassender Kapazitatsmarkt aktiv, wiahrend Deutschland eine strategische
Reserve mit vergleichsweise geringer Kapazitat nutzt. Demnach entscheidet die Staats-
grenz weiterhin dariiber, welchem nationalen Marktdesign Kraftwerke unterworfen sind.
Folglich kann diese Staatsgrenze ausschlaggebend sein, wie Kraftwerke Erlose erzielen
konnen, obwohl disponible Kraftwerke unabhéngig vom Land einen positiven Beitrag zur

2 In dieser Arbeit wird zukiinftig von Marktgebieten gesprochen. Ein Marktgebiet ist hier definiert als ein
geografisch zusammenhéngender Bereich, in dem engpassfrei Stromhandelsgeschifte getitigt werden
konnen. So sind Marktgebiete in dieser Arbeit deckungsgleich mit den jeweiligen Staatsgebieten und es
herrscht derselbe Preis. Innerhalb eines Staatsgebiets (damit auch im Marktgebiet) wirkt die jeweilige
nationale Gesetzgebung und definiert das Strommarktdesign.
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[AdEl leisten, wenn sie mit demselben engpassfreien Netz verbunden sind (Bublitz, Keles,
Zimmermann et al., |2019; Zimmermann, Bublitz, Keles und Fichtner, 2021). Wirkt sich
ein uneinheitliches Marktdesign auf ein oder mehrere benachbarte Lander aus, wird das
unter grenziiberschreitenden Effekten zusammengefasst. Diese konnen sowohl positiv
sein, beispielsweise in Form eines hoheren Niveaus der als auch negativ, beispiels-
weise durch die Reduzierung der Wirtschaftlichkeit von disponiblen Kraftwerken nebst
fehlenden Investitionsanreizen.
Das fithrt zu den zwei folgenden Forschungsfragen:

1. Wie beeinflussen verschiedene Marktdesigns die Angemessenheit der Erzeugungs-
kapazitaten von Stromsystemen im Transformationsprozess?

2. Welche grenziiberschreitenden Effekte folgen aus nationalen Marktdesignanderun-
gen bzw. abgesicherten Kraftwerksinvestitionen?

Diese beiden energiewirtschaftlichen Forschungsfragen werden im Rahmen dieser Dis-
sertation mit dem Fokus auf Investitionen in disponible Kraftwerke beantwortet. Dartiber
hinaus werden langfristige Effekte, wie z. B. die Entwicklung der Groflhandelsstrompreise
oder der grenziiberschreitenden Stromfliisse, bis zum Jahr 2050 analysiert. Der geografische
Schwerpunkt liegt auf den physikalisch und kommerziell eng miteinander gekoppelten
Strommaérkten in Europa und dabei insbesondere auf den Méarkten von Deutschland, Frank-
reich und der Schweiz. Damit werden zwei der grofiten Strommarkte der [EUl mit zeitgleich
erfolgten Anderungen im Marktdesign betrachtet. In den drei genannten Méarkten sind
fortan drei verschiedene Strommarktdesigns implementiert. Dies erh6ht die Komplexitét
der Analyse deutlich. Unterdessen wird in Frankreich - ergdnzend zu einem bestehen-
den Kapazitatsmarkt — iber Investitionen in neue Kernkraftwerke nachgedacht, deren
okonomisches Investitionsrisiko zu einem Grof3teil der franzdsische Staat tragen konnte
(abgesicherte Kraftwerksinvestitionen). Dies konnte einseitig Investitionen in Kernkraft-
werke anreizen.

Wie im Folgenden erdrtert wird, sind einige angrenzende Fragestellungen in der Literatur
zwar aufgeworfen, aber im Kern nicht umfassend und zufriedenstellend beantwortet. Zur
besseren Einordnung werden die drei Themenblocke Marktdesigns und Angemessenheit
der Stromerzeugungskapazitaten, Abbildung realer gekoppelter Strommarkte und [KMs|
sowie Modellierungsansitze fiir liberalisierte Strommarkte gebildet, zu denen konsekutiv
jeweils die relevanten Forschungsarbeiten zugeordnet werden.

Marktdesigns und Angemessenheit der Stromerzeugungskapazitaten

Grundsitzlich ist die Frage der in liberalisierten Strommarkten untrennbar mit dem
Thema Marktdesign verkniipft. Deshalb haben z. B. Bublitz, Keles, Zimmermann et al.
(2019), Cramton und Ockenfels (2012), Cramton, Ockenfels und Stoft (2013) und Vazquez
et al. (2005) fundamentale Uberlegungen zu Marktdesigns im Hinblick auf publiziert.
Auflerdem bieten Brunekreeft und Meyer (2019) eine kurze Zusammenfassung hinsichtlich
der politischen Umsetzung der in der [EUl und deren Auswirkungen auf die Inter-
konnektorenkapazitit. Eine analytische Untersuchung zu[KM|und grenziiberschreitenden
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Effekten bei einer moglichen Teilnahme von auslédndischen Kapazitidten wird von Finon
(2018) verfasst.

Die aufgegriffenen Forschungsfragen der vorliegenden Arbeit gehen jedoch tiber die
genannten Ausfithrungen hinaus. Die Untersuchung der [AdE| von realen Marktgebieten
bedarf einer detaillierten Abbildung des Stromsystems mit allen wesentlichen Wirkzu-
sammenhingen. Die Tatsache, dass grenziiberschreitende Effekte nichtlinear auftreten
konnen, erschwert rein deduktive oder analytische Schlussfolgerungen (Boffa et al., 2010).
Deshalb ist die Energiesystemmodellierung notwendig, um valide Erkenntnisse zu den
Fragestellungen zu gewinnen (z. B. Bazmi und Zahedi, 2011; Bianco und Scarpa, [2018;
Bruninx et al., 2013} Bublitz, Keles, Zimmermann et al., 2019; Foley et al.,[2010; Mst, 2009;
Most und Keles, 2010; Pfenninger et al.,[2014; Sadeghi et al., 2017; Sensfuf}, Genoese et al.,
2007; Ventosa et al., [2005).

Die nachfolgend aufgezeigten Arbeiten untersuchen mithilfe einer Energiesystemmo-
dellierung Marktdesignoptionen mit mindestens einem sowie das Niveau der
Beispielsweise fiihrt Petitet et al. (2017) mittels systemdynamischer Modellierung eine
Analyse fir Frankreich mit einer Implementierung eines einzigen [KM| durch, vernachlas-
sigt hingegen weitestgehend benachbarte Marktgebiete. Das ist indes nicht zielfithrend,
da gekoppelte Marktgebiete einen Beitrag zu einer hohen[AdEl in Spitzenlastsituationen
leisten konnen (Finon, 2018).

Folglich finden sich in der Literatur zahlreiche Untersuchungen, die gekoppelte Marktge-
biete beriicksichtigen. Z. B. untersuchen Meyer und Gore (2015) zwei[KMs]fiir zwei syntheti-
sche Marktgebiete mit einem spieltheoretischen Ansatz. Zwei symmetrische Marktgebiete
und verschiedene KMl Kombinationen analysiert Elberg (2014) mit einem Gleichgewichts-
modell oder Lambin und Léautier (2019) mit einem stilisierten analytischen Modell.

Abbildung realer gekoppelter Strommarkte und[KMs|

Um nicht nur grundsatzliche Wirkzusammenhiange, sondern quantitative Erkenntnisse zu
gewinnen, werden in modellbasierten Fallstudien reale Daten und Strommarktgebiete ab-
gebildet. Mit einer Kombination aus systemdynamischem Modell und Merit-Order-Modell
werden fiir jeweils zwei Marktgebiete von Ochoa und Gore (2015) Finnland/Russland, von
Ochoa und van Ackere (2015a) Kolumbien/Ecuador sowie von Ochoa und van Ackere
(2015b) Frankreich/Grof3britannien grenziiberschreitende Effekte vor dem Hintergrund
der individuell implementierten Marktdesigns untersucht. Mit einem Optimierungsmodell
ermittelt Lorenczik (2019) fiir Deutschland und Frankreich die Wirkung von Preisobergren-
zen bei implementierten [KMs| Fiir drei Marktgebiete eruieren Cepeda und Finon (2011)
grenziiberschreitende Effekte, von denen lediglich ein Marktgebiet einen implemen-
tiert.

Modellbasiert und geografisch ausgedehnt existieren Untersuchungen, u. a. von Hickey
et al. (2021), zu marktspezifischen Anforderungen an verschiedene zur Sicherstellung
der Wirtschaftlichkeit von disponiblen Kraftwerken in allen [EUFStrommaérkten. Zudem
untersuchen Bucksteeg et al. (2019) koordinierte und unkoordinierte in Europa,
allerdings mit vorgegebenen Kapazitidtsanforderungen (d. h. nicht unmittelbar marktlich
bestimmt). In beiden Studien wird eine Optimierung angewendet, was jedoch eher die
Sicht eines zentralen Planers widerspiegelt.
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Modellierungsansatze fiir liberalisierte Strommarkte

Studien aus Akteurssicht bzw. mit Fokus auf liberalisierte Strommaérkte konnen mithilfe
der agentenbasierten Modellierung unter Beriicksichtigung von[KMs|und daraus
resultierenden grenziiberschreitenden Effekten abgebildet werden. Eine [ABM wird z. B.
fir synthetische Szenarien mit zwei identischen Marktgebieten in unterschiedlichen [KMF
Konfigurationen von Bhagwat, Iychettira et al. (2014), Bhagwat, Richstein, Chappin und
de Vries (2016) und Bhagwat, Richstein, Chappin, Iychettira et al. (2017) durchgefiihrt.

Mit realen Strommarktgebieten und dem agentenbasierten Strommarkt-Simulations-
modell PowerACE untersucht Ringler (2017) Belgien, Deutschland, Frankreich und die
Niederlande auf Wohlfahrtseffekte durch die Strommarktkopplung unter Beriicksichtigung
einer strategischen Reserve. Desgleichen mit PowerACE analysiert Fraunholz (2021) meh-
rere mit Fokus auf dem Ausbau von Speichertechnologien auf europaischer Ebene.
Bublitz (2019) legt den Fokus der quantitativen Untersuchungen insbesondere auf fir
den deutschen Strommarkt mithilfe von PowerACE. Grenziiberschreitende Effekte werden
hingegen in der vorgenannten Arbeit nicht umfassend diskutiert.

Zusammenfassend besteht deshalb nicht nur nach Lorenczik (2017) die Notwendig-
keit grenziiberschreitende Effekte und besonders Spillover-Effekte durch [KMs| weiter zu
untersuchen. Alle hier aufgefithrten Arbeiten zeigen Forschungsliicken hinsichtlich der
Kombination aus der Quantifizierung der Wirkung von unkoordinierten Marktdesigns
mit verschiedenen auf angrenzende liberalisierte Strommarkte in einem realen euro-
paischen Umfeld mit dem Fokus auf der Analyse der[AdElund der grenziiberschreitenden
Effekte auf. Diese Punkte werden im Folgenden im Rahmen der vorliegenden Arbeit
adressiert.

1.3. Aufbau der Dissertation

Diese Dissertation gliedert sich in zwei Teile (siche Abbildung|[1.1). Teil[| beinhaltet eine
thematische Ubersicht, die wiederum in fiinf Kapitel aufgeteilt ist. Die thematische Uber-
sicht wird nach dieser kurzen Hinleitung zum Forschungsthema und den aufgeworfenen
wissenschaftlichen Fragestellungen (Kapitel [1)) weiter in Kapitel |2| mit der Einfihrung
in den Forschungskontext im Hinblick auf die Bewertung der sowie, anhand von
Forschungsbeitrag [A] die Theorie des Marktdesigns und dessen mogliche grenziiberschrei-
tende Wirkung unterteilt. Darauf folgt in Kapitel [3| die Vorstellung eines agentenbasierten
Strommarkt-Simulationsmodells, welches fiir die Beantwortung der beiden Forschungsfra-
gen methodisch weiterentwickelt und in den Fallstudien angewendet wird. In Kapitel
werden die Fallstudien (Forschungsbeitrage mit den jeweiligen spezifischen For-
schungsfragestellungen vorgestellt sowie die wesentlichen Erkenntnisse zusammengefasst.
Danach umfasst Kapitel |5/ eine kritische Wiirdigung der Eingangsdaten, Methodik und
Ergebnisse sowie ein Ausblick auf mogliche Modellerweiterungen, Verbesserungen der
Eingangsdaten und zukiinftigen Forschungsbedarf. Anschlielend folgt die Zusammen-
fassung mit allgemeingiiltigen Schlussfolgerungen in Kapitel [f] Abschlieend beinhaltet
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Teil I; )
Thematische Ubersicht

1. Einfithrung

2. Forschungskontext

3. Agentenbasierte Strommarkt-Simulation

4. Fallstudien

5. Schlussbetrachtung

6. Zusammenfassung und Fazit

Teil II: Wissenschaftliche Artikel

Marktdesign

Forschungsbeitrag A (Bublitz, Keles, Zimmermann et al., 2019)

A survey on electricity market design: Insights from theory
and real-world implementations of capacity remuneration mechanisms

allstudien

Forschungsbeitrag B Forschungsbeitrag C Forschungsbeitrag D
(Keles, Bublitz et al., 2016) (Zimmermann, Bublitz, Keles und (Zimmermann und Keles, 2023)
Analysis of design options Fichtner, 2021) State or market:
for the electricity market: Cross-border effects of capacity Investments in new nuclear power
The German case remuneration mechanisms: plants in France and their
The Swiss case domestic and cross-border effects

Grenziiberschreitende Effekte

Abbildung 1.1.: Aufbau dieser kumulierten Dissertation mit den in diesem Rahmen
erstellten Forschungsbeitragen

Teil [I] die folgenden vier im Rahmen dieser Dissertation erstellten wissenschaftlichen
ArtikelP}

Forschungsbeitrag lzﬁ Dieser Artikel wurde im Jahr 2019 im wissenschaftlichen Fach-
journal Energy Economics verdffentlicht und fasst die Charakteristika verschiedener Strom-
marktdesignoptionen zusammen. Hierbei liegt ein Augenmerk auf den Herausforderungen
und der Notwendigkeit der Einfithrung von [KMs| Im Artikel werden die fachlichen De-
batten, die Erfahrungen aus bereits eingefithrten [KMs| in verschiedenen Landern und
Erkenntnisse aus der Literatur wiedergegeben.

* Die Untersuchungen im Rahmen dieser Dissertation beriicksichtigen keine Effekte des Ukrainekriegs, der
wesentliche Auswirkungen auf Brennstoffpreise, -verfiigbarkeit und EU Allowance (EUA)-Preise hat.
Die empfohlene Zitation lautet wie folgt: Bublitz, A., D. Keles, F. Zimmermann, C. Fraunholz und
W. Fichtner (2019). “A survey on electricity market design: Insights from theory and real-world im-
plementations of capacity remuneration mechanisms”. In: Energy Economics 80, S. 1059-1078. | http:
//dx.doi.org/10.1016/j.eneco.2019.01.030. Geméaf} den Prozessschritten des Verbands der Hochschullehre-
rinnen und Hochschullehrer fiir Betriebswirtschaft e.V. (VHB) zur Erstellung einer Verdffentlichung ist
der Autor dieser Dissertation mit den folgenden Beitrigen beteiligt: Ideengenerierung, Literatursuche
und -auswertung, Konzeption der Studien oder Experimente, Forschungsdesign, Datenauswertung und
-interpretation, Schreiben der Veroffentlichung.
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Forschungsbeitraglm Fachjournal Applied Energy wurde im Jahr 2016 dieser Artikel
verdffentlicht. Darin enthalten ist die Untersuchung von verschiedenen Strommarktdesigns
fur das deutsche Marktgebiet und deren Wirkung auf die in Deutschland. Dariiber hin-
aus werden die Kosten verschiedener Marktdesignoptionen mithilfe des agentenbasierten
Strommarkt-Simulationsmodells quantifiziert.

Forschungsbeitrag || Im Jahr 2021 wurde dieser wissenschaftliche Forschungsbei-
trag in The Energy Journal veroffentlicht. Er beinhaltet eine Priifung der Einfliisse sowie
grenziiberschreitenden Effekte auf den Schweizer Strommarkt durch die Anderung von
Marktdesigns in benachbarten Méarkten. Diese Analyse wird mit dem agentenbasierten
Strommarkt-Simulationsmodell PowerACE durchgefiihrt.

Forschungsbeitrag @ Dieser begutachtete Artikel erschien im Jahr 2023 im Fach-
journal Energy Policy. Im Artikel werden die Auswirkungen von staatlich abgesicherten
gegeniiber marktbasierten Investitionen in Kernkraftwerke in Frankreich evaluiert. Mithil-
fe des agentenbasierten Strommarkt-Simulationsmodells werden im Rahmen der Studie
insbesondere grenziiberschreitende Effekte analysiert.

> Die empfohlene Zitation lautet wie folgt: Keles, D., A. Bublitz, F. Zimmermann, M. Genoese und W.
Fichtner (2016). “Analysis of design options for the electricity market: The German case”. In: Applied
Energy 183, S. 884-901.  http://dx.doi.org/10.1016/j.apenergy.2016.08.189, Gemaf den Prozessschritten des
zur Erstellung einer Verdffentlichung ist der Autor dieser Dissertation mit den folgenden Beitragen
beteiligt: Konzeption der Studien oder Experimente, Datenauswertung und -interpretation, Schreiben der
Veroffentlichung.

% Die empfohlene Zitation lautet wie folgt: Zimmermann, F., A. Bublitz, D. Keles und W. Fichtner (2021).

“Cross-border effects of capacity remuneration mechanisms: The Swiss case”. In: The Energy Journal 42.2.

http://dx.doi.org/10.5547/01956574.42.2 1zim. Gemif} den Prozessschritten des[VHB| zur Erstellung einer

Veroffentlichung ist der Autor dieser Dissertation mit den folgenden Beitridgen beteiligt: Ideengenerierung,

Konzeption der Studien oder Experimente, Forschungsdesign, Datenerhebung, Datenauswertung und -

interpretation, Schreiben der Veréffentlichung, Prasentation des Beitrags auf Konferenzen und Workshops,

Einreichung, Revision und Wiedereinreichung.

Die empfohlene Zitation lautet wie folgt: Zimmermann, F. und D. Keles (2023). “State or market: Invest-

ments in new nuclear power plants in France and their domestic and cross-border effects”. In: Energy

Policy 173, S. 113403. | http://dx.doi.org/10.1016/j.enpol.2022.113403, Gemiaf} den Prozessschritten des

zur Erstellung einer Veréffentlichung ist der Autor dieser Dissertation mit den folgenden Beitragen

beteiligt: Ideengenerierung, Literatursuche und -auswertung, Konzeption der Studien oder Experimente,

Forschungsdesign, Datenerhebung, Datenauswertung und -interpretation, Schreiben der Veréffentlichung,

Prasentation des Beitrags auf Konferenzen und Workshops, Einreichung, Revision und Wiedereinreichung.
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2. Forschungskontext

Fiir Konsumenten ist die sichere und ununterbrochene Versorgung mit Strom von zentraler
Bedeutung, da Strom genau zu dem Zeitpunkt in zahlreiche Energieformen umgewandelt
(oder vereinfacht ausgedriickt ,verbraucht®) werden kann, wenn sie benotigt werden.
Dafiir muss Infrastruktur wie Stromleitungen oder Erzeugungsanlagen gebaut, betrieben,
gewartet, instandgehalten und riickgebaut werden, wofiir Investitionen notwendig sind
und Kosten anfallen, die finanziert werden miissen.

Die Infrastruktur kann in monopolistischen Strukturen betrieben werden (welche in
Form von natiirlichen Monopolen insbesondere bei Netzen bestehen), aber auch unter
marktlichen Bedingungen (Kraftwerke). Marktliche Bedingungen werden in der [EUl durch
die Energiemarktliberalisierung (Richtlinie 96/92/EG fiir Strom, Europaisches Parlament
und Rat der Européaischen Union, 1996/ und Richtlinie 98/30/EG, Europaisches Parlament
und Rat der Europaischen Union, |1998) vorangetrieben. Jedoch erfordern liberalisierte
Strommarkte einen regelbasierten Rahmen, dem alle Marktakteure gleichermafien unter-
worfen sind. Dieser als Marktdesign bezeichnete Rahmen sorgt fiir Transparenz sowie
einen offenen und diskriminierungsfreien Zugang zum Markt, setzt entsprechende Anreize
fur alle Marktakteure und vereint die energiepolitische Zielsetzung (Européisches Parla-
ment und Rat der Europaischen Union, [1996), die teilweise kontrare Ziele verfolgen kann
(z. B. Ringler, |2017; Thaler und Hofmann, 2022). Beispielsweise sei das energiewirtschaftli-
che Trilemma aus Kapitel |1/ angefiihrt hinsichtlich einer zuverlassigen, wirtschaftlichen
und umweltvertraglichen Versorgung. Das Strommarktdesign ist das wesentliche Element,
das die Dimensionen des Trilemmas verbindet und folglich Anreize setzt, um die [AdE] zu
gewihrleisten.

Marktdesigns unterliegen stdndigen Anpassungen, da die politischen und gesellschaftli-
chen Stakeholder dem vorgegebenen Rahmen des Marktdesigns nicht vollkommen vertrau-
en, (angebliche) Fehlanreize beseitigen, technologische Innovationen beriicksichtigen bzw.
die energiepolitische Zielsetzung neu ausrichten wollen (Doorman et al., 2016; Ringler,
Keles et al.,[2017). Die in dieser Dissertation untersuchten Fragestellungen hinsichtlich der
Auswirkungen verschiedener Strommarktdesigns, grenziiberschreitender Effekte und
kniipfen an die vorgenannten Punkten an.

Zur Beantwortung der Forschungsfrage wird im Folgenden in Kapitel |2.1| zunachst
der theoretische Hintergrund und die Begrifflichkeit hinsichtlich der definiert und
anschliefend eine Metrik vorgestellt, wie die [AdE] gemessen und bewertet werden kann.
Marktdesigns werden in Kapitel 2.2/ klassifiziert sowie exemplarisch Vergiitungsformen
fir Energie und Kapazitat vorgestellt. Schlie8lich wird die Moglichkeit von grenziiber-
schreitenden Wirkungen der Marktdesigns in Kapitel 2.3|theoretisch hergeleitet. Einige der
vorgestellten Themen und Hintergriinde hinsichtlich Strommarktdesignoptionen werden
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in Forschungsbeitrag @ aufgegriffen und zusammengefasstﬂ

1 Forschungsbeitrag |Al Bublitz, A., D. Keles, F. Zimmermann, C. Fraunholz und W. Fichtner (2019). “A
survey on electricity market design: Insights from theory and real-world implementations of capacity

remuneration mechanisms”. In: Energy Economics 80, S. 1059-1078. | http://dx.doi.org/10.1016/j.eneco.2019
01.030.
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2.1. Angemessenheit der Erzeugungskapazitdten in Stromsystemen

2.1. Angemessenheit der Erzeugungskapazitaten in
Stromsystemen

In Politik, Wirtschaft, Gesellschaft und Wissenschaft werden regelméflig Diskussionen
gefiihrt, ob die zuverldssige Versorgung mit Energie langfristig gewahrleistet werden kann.
Diese Frage ist grundséatzlich zentral, da mit einem grof3flachigen Ausfall der Stromversor-
gung 6konomische Verluste auftreten, die Zerstorung von technischen Elementen méglich
ist und auch soziale Unruhen drohen kénnen (Kwoka und Madjarov, [2007).

Physikalisch muss fiir einen stabilen Betrieb zu jedem Zeitpunkt so viel Strom in das
Netz eingespeist werden, wie an einer anderen Stelle aus dem Stromnetz entnommen wird.
Stromhandelsgeschifte werden teilweise zeitlich weit vor dem Zeitpunkt der Erfiilllung
getitigt (Bublitz, Keles, Zimmermann et al.,[2019). Deshalb ist die Herausforderung, Physik
und Okonomie in Einklang zu bringen und Hemmnisse, die z. B. aus dem Auseinanderfallen
von Handels- und Erfillungszeitpunkt resultieren, zu beseitigen.

2.1.1. Herausforderungen in Stromsystemen

Solar (Historie) Wind auf See (Historie) = Wind an Land (Historie)
Solar (Szenarien) Wind auf See (Szenarien) Wind an Land (Szenarien)

1500 T T T T

1250 -

1000

750 |- =

500

Installierte Leistung [GW]

250 |- I

0 ! |
2000 2010 2020 2030 2040 2050
Jahr

Abbildung 2.1.: Zubau der [EEl fir die [EU}27 (ohne Malta), inklusive Schweiz und Norwe-
gen, mit historische Zahlen von Eurostat (2022a), Bundesamt fiir Energie
(2021b) sowie aus dem Ten-Year Network Development Plan 2022 (Euro-
pean Network of Transmission System Operators for Electricity, 2022e)
die Szenarien Distributed Energy und Global Ambition

Zunichst soll der Blick auf die Einspeisung gelenkt werden. In Europa existieren im
Jahr 2022 hohe installierte Kapazititen thermischer Kraftwerke, die oft mit fossilen Brenn-
stoffen (wie Kohle oder Gas) befeuert und fiir die Stromerzeugung verwendet werden.
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Das Verbrennen von Kohle, Ol oder Gas emittiert allerdings [THGS, deren Reduktion ein
globales Ziel und eine Herausforderung zugleich ist. Deshalb werden in der [EUlim Strom-
sektor sowie einigen anderen Sektoren emittierte[THGk mithilfe des EU-Emissionshandels
(European Union Emissions Trading System,[EU ETS) immer stirker zusatzlich bepreist,
was die Dekarbonisierung voranbringen sollE|

—— Netzlast I Biomasse M Wind an Land
m Wind auf See Il Laufwasser Il Speicherwasser
Solar B Geothermie Sonstige
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200 |- n

100

Nachfrage/Erzeugung [GW]

Montag Dienstag Mittwoch  Donnerstag Freitag Samstag Sonntag
08.11.2021  09.11.2021 10.11.2021 11.11.2021 12.11.2021 13.11.2021 14.11.2021

Abbildung 2.2.: Darstellung der Netzlast zusammen mit einer geringeren Einspeisung
der[EElim Stromnetz der [EUF27 (ohne Malta) sowie der Schweiz und
Norwegen vom 8. bis 14. November 2021 basierend auf der Datenver-
fugbarkeit von European Network of Transmission System Operators
for Electricity (2022f); die Liicke zwischen der Netzlast und den [EE wird
derzeit iberwiegend durch disponible Kraftwerke gefiillt.

Auch unabhingig vom werden die [THGFneutralen [EEl 6konomisch immer
attraktiver (International Energy Agency, [2021). Insbesondere die installierte Leistung von
Windturbinen und Photovoltaik (PV)-Anlagen stiegen in der Vergangenheit deutlich an
(Abbildung|2.1). Szenarien von z. B. European Network of Transmission System Operators
for Electricity zeigen fiir die Zukunft einen noch deutlicheren Anstieg von Wind-
und [PV}IErzeugungskapazitaten fir die [EUF27 (ohne Malta) sowie fiir die Schweiz und
Norwegen, wie in Abbildung 2.1| dargestellt ist.

Die Stromerzeugung aus Wind und[PVlist allerdings nicht immer passend zur Nachfrage,
da sowohl Angebots- als auch Nachfrageseite stark vom Wetter abhangen. Das ist in
Abbildung [2.2| beispielhaft fiir eine Woche im November 2021 dargestellt. Als schwarze

2 Auf die Hintergriinde und Funktionsweise des EU ETS| wird in dieser Dissertation nicht eingegangen.
Weiterfithrende Informationen finden interessierte Leser beispielsweise in Hansjiirgens (2009), Ellerman
et al. (2010) und Europaische Kommission (2015a).
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2.1. Angemessenheit der Erzeugungskapazitdten in Stromsystemen

Linie ist die stiindliche Netzlast im Ubertragungsnetz, also die Nachfrage nach Strom im
Netz der 27 Lander der[EUl(ohne Malta) inklusive der Schweiz und Norwegen illustriert. Die
stiindliche Einspeisung der[EElist in den benannten Landern als bunte Flache eingefiigt. Die
dargestellte Woche zeichnet sich durch ein konstantes Wetter mit wenig Windautkommen
und Sonneneinstrahlung in Europa aus. In der Abbildung ist eine beispielhafte, sehr
niedrige und variable Einspeisung der [EE] ersichtlich. Deshalb besteht eine Liicke von
mehreren hundert Gigawatt zwischen der Erzeugung der [EElund der Netzlast, die durch
andere Erzeugungsformen aufzufiillen ist, damit Nachfrage und Angebot im Stromsystem
jederzeit ausgeglichen sind. In windreichen oder sonnigen Wetterlagen kénnen die [EE]
einen grofieren Beitrag zur Fillung dieser Liicke leisten (siehe Abbildung[2.3). Im Jahr 2022
wird die Liicke zwischen Last und [EEFErzeugung weitestgehend durch disponible Kohle-,
Gas- oder Kernkraftwerke sowie Pumpspeicherkraftwerke gefiillt. Durch das[EUlZiel, bis
spatestens 2050 komplett THGFneutral zu sein (Européische Kommission, [2020), werden
vor allem die fossil befeuerten Kraftwerke nur noch eingeschrankt zur Verfiigung stehen
konnen.

—— Netzlast I Biomasse W Wind an Land
B Wind auf See Il Laufwasser Il Speicherwasser
Solar Bl Geothermie i Sonstige
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Montag Dienstag Mittwoch  Donnerstag Freitag Samstag Sonntag
21.02.2022  22.02.2022  23.02.2022  24.02.2022  25.02.2022  26.02.2022  27.02.2022

Abbildung 2.3.: Darstellung der Netzlast zusammen mit einer hoheren Einspeisung der
[EE im Stromnetz der [EUF27 (ohne Malta) sowie der Schweiz und Norwe-
gen vom 21. bis 27. Februar 2022 (in einer Starkwindsituation) basierend
auf der Datenverfiigbarkeit von European Network of Transmission Sys-
tem Operators for Electricity (2022f); die Liicke zwischen der Netzlast und
den [EEl wird derzeit iiberwiegend durch disponible Kraftwerke gefiillt.

Auflerdem steigt das durchschnittliche Alter der thermischen Kraftwerke stetig weiter an.
Infolgedessen kann auf der einen Seite die Fehleranfélligkeit durch die lange Betriebsdauer
zunehmen und auf der anderen Seite die Versorgung mit Ersatzteilen immer herausfor-
dernder werden, was die Zuverlassigkeit der technischen Anlagen zunehmend infrage
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stellt (z. B. Autorité de Stireté Nucléaire, Wealer, von Hirschhausen et al., [2021). In
Abbildung [2.4] aus Forschungsbeitrag [D| wird am Beispiel der franzésischen Kernkraft-
werke eine hypothetische Sterbelinie unter der Annahme einer technischen Lebensdauer
von 50 Jahren dargestellt. Zusatzlich werden thermische Kraftwerke vor Erreichen der
technischen Lebensdauer abgeschaltet. So existieren Plane fiir einen Ausstieg aus der
Stromerzeugung durch Kernkraftwerke in Belgien, Deutschland und der Schweiz (z. B.
Bruninx et al,, de Frutos Cachorro et al,, Osorio und van Ackere,[2016). Dariiber

hinaus haben alle [EU27 Lander, bis auf Polen, einen Ausstieg aus der Kohleverstromung

geplant oder vollzogen (z. B. Beyond-Coal, Bloomberg, [2021).

20 |- |

installierte Kapazitit [GW]
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Abbildung 2.4.: Entwicklung der Kernkraftwerkskapazitat in Frankreich unter der An-
nahme einer maximalen technischen Lebensdauer von 50 Jahren; das
Inbetriebnahmejahr basiert auf S&P Global und eigener Recher-
che. (aus Forschungsbeitrag@ Zimmermann und Keles )

Eine Moglichkeit die schwankende [EEFErzeugung auszugleichen, bieten neben den
disponiblen Kraftwerken zunehmend Speichertechnologien. Diese speichern zu einem
Zeitpunkt Strom ein, sodass er spater wieder abgerufen werden kann. Speicher sind somit
erzeugungs- und nachfrageseitig aktiv. Strom zu speichern ist besonders dann sinnvoll,
wenn die [EEMErzeugung hoher als die Nachfrage ist. Eine weit verbreitete Speichertechno-
logie sind die Pumpspeicherkraftwerke, die Wasser auf ein héheres Niveau pumpen und,
im Falle des Abrufs, wieder tiber Turbinen in ein unteres Gewésser ablassen. Zukiinftig
werden Batteriespeicher im Stromsystem an Bedeutung gewinnen (z. B. Fraunholz, Keles
et al.,[2021). Trotz der sinkenden Batteriepreise gilt eine Speicherung von Strom weiterhin
als kostenintensiv und iiber lingere Zeitrdume schwierig (Hogan, [2017).

Speicherwasserkraftwerke konnen iiber einen langeren Zeitraum Energie speichern. Die
Speicherung resultiert in der Regel aus dem Zuriickhalten von (Schmelz-)Wasser in einer
Talsperre und dem kontrollierten Turbinieren. Die saisonalen Speicher sind mit groflen
Speicherbecken verbunden, die spezifische geologische und hydrologische Bedingungen
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2.1. Angemessenheit der Erzeugungskapazitdten in Stromsystemen

voraussetzen, wie sie vor allem und nicht unbegrenzt in Gebirgsregionen vorhanden
sind. Meist sind Speicherwasserkraftwerke nicht mit einem Pumpsystem ausgestattet
(z. B. Bundesamt fiir Energie, |[2022c). Zukiinftig konnen klimatische Verdnderungen die
Niederschlagsmenge negativ beeinflussen. Die Speicherwasserkraftwerke waren davon
unmittelbar betroffen und kénnten weniger Strom zur Verfiigung stellen.

Neben der Erzeugungsseite triagt auch die Nachfrageseite zu den Herausforderungen der
Stromversorgung bei. Stromvertrdge privater Endverbraucher unterscheiden vorwiegend
nicht zwischen unterbrechbarer und nicht-unterbrechbarer Versorgung. Somit ergibt
sich ein Trittbrettfahrerproblem, da die Endverbraucher von einer hohen gesicherten
Versorgung profitieren, jedoch ohne eine Gegenleistung zu erbringen (Lynch und Devine,
2017). Daraus folgt, dass auch kein Preis fiir gesicherte Erzeugung entsteht und somit
keine Anreize, dem System nachfrageseitige Flexibilitat bereitzustellen (Joskow und Tirole,
2007). Die Nachfrage ist, wie beispielhaft in Abbildung [2.2|und [2.3|dargestellt, anndhernd
preisunelastisch. In Abbildung |2.5|ist die Entwicklung der Stromnachfrage von 2000 bis
2020 aufgezeichnet. Die weiteren Jahre sind als erwartete Entwicklung anhand zweier
Szenarien von European Network of Transmission System Operators for Electricity (2022e)
dargestellt. Ab 2020 tragen neue Technologien und Anwendungen im Stromsystem, wie
z. B. die starkere Integration des Warme- und Transportsektors sowie die Produktion von
Wasserstoff, dazu bei, dass die Nachfrage zum Jahr 2050 mehr als verdoppelt wird. Sowohl
Speicher als auch die neuen Technologien im Stromsystem sind vermehrt dazu geeignet,
flexibel die Stromnachfrage zu steuern und die Elastizitat zu erhchen.

2.1.2. Indikatoren der Zuverlassigkeit eines Stromsystems
2.1.2.1. Begriffsdefinition

Die Angemessenheit (Englisch: adequacy) eines Systems ist ein objektives und messbares
Kriterium, welches durch verschiedene Metriken bewertet werden kann. Zusammen mit
der Sicherheit (Englisch: security) sind das die zwei wesentlichen Determinanten, die
die Zuverlassigkeit eines Stromsystems (Englisch: system reliablility oder reliablility of
an electricity system) ausdriicken. Diese hier vorgestellte Begriffsdefinition deckt sich in
den relevanten Punkten mit den Ausfithrungen der Européischen Kommission (2014), die
wiederum teilweise auf CIGRE (1987) referenzieren. In anderen Quellen werden allerdings
auch davon abweichende Definitionen verwendet (z. B. European Network of Transmission
System Operators for Electricity, [2015).

Die Sicherheit (oder teilweise auch Versorgungssicherheit) umfasst demnach alle er-
forderlichen Mafinahmen die gewiinschten Mengen Strom an alle Verbrauchsstellen in
akzeptablen Standards zu liefern und beinhaltet insbesondere die Widerstandsfahigkeit
gegen plétzliche Stérungen, wie unerwartete Ausfille von Systemkomponenten (CIGRE,
1987). Das European Network of Transmission System Operators for Electricity (Verband der
Ubertragungsnetzbetreiber fur Elektrizitat in Europa) (ENTSO-E) fasst das unter operative
Sicherheit zusammen (European Network of Transmission System Operators for Electri-
city, 2013), was deutlich den Fokus auf die Kurzfristigkeit legt und plétzliche Stérungen
sowie Ausfille im Stromnetz oder von Erzeugungsanlagen impliziert. Wahrend in Bezug
auf Strom der Begriff der (Versorgungs-)Sicherheit etabliert ist, bezieht sich der Begriff der
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Abbildung 2.5.: Szenarien zur Entwicklung der Stromnachfrage der [EUF27 (ohne Malta)
mit der Schweiz und Norwegen mit historischen Zahlen von Eurostat
(2022b)), Bundesamt fiir Energie (2021a) sowie exemplarisch zwei zu-
kiftige Szenarien aus dem Ten-Year Network Development Plan 2022
(European Network of Transmission System Operators for Electricity,
2022¢) die Szenarien Distributed Energy und Global Ambition

Energiesicherheit auf alle Energietriger (z. B. Gas, Benzin, Strom, etc.) und ist deutlich
weiter gefasst (z. B. Ren und Sovacool, [2014).

Wird hingegen von der Angemessenheit gesprochen, féllt darunter die Fahigkeit der
langfristigen Nachfragedeckung (unter Hinzunahme aller Reserven) in einem System und
betrachtet vorwiegend die Planungsperspektive (Européische Kommission,|2014). Union for
the Co-ordination of Transmission of Electricity (2009b) unterscheidet die Angemessenheit
der Stromerzeugungskapazitaten (Englisch: Generation Adequacy), Ubertragung (Englisch:
Transmission Adequacy) und, als Summe der Beiden, die Angemessenheit des (gesamten)
Stromsystems (Englisch: System Adequacy):

« Die Angemessenheit der Stromerzeugungskapazititen (Englisch: Generation
Adequacy) ist die Bewertung der Fahigkeit eines Stromsystems, ob die Erzeugung
den Verbrauch jederzeit deckt.

« Die Angemessenheit der Ubertragung (Englisch: Transmission Adequacy) ist
die Bewertung der Fahigkeit eines Stromsystems, alle Fliisse zu bewdéltigen, die aus
der Ubertragung des Stroms von der Erzeugungs- zur Verbrauchsstelle resultieren.

« Die Angemessenheit des Stromsystems (Englisch: System Adequacy) ist die
Bewertung der Fahigkeit, die Nachfrage in allen stabilen Zustédnden unter Stan-
dardbedingungen durch die Erzeugung langfristig zu decken und die notwendigen
Strommengen zu ubertragen.
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Demnach kann die Erzeugungskapazitat zwar ausreichend zur Nachfragedeckung sein,
jedoch muss der Strom auch zu den Verbrauchern verteilt werden. Umgekehrt sind gut
dimensionierte Stromnetze nicht hinreichend, wenn die Erzeugungskapazitit die Nachfrage
nicht decken kann (Europaische Kommission, [2014).

Immer 6fter wird anstatt der[AdEldie Angemessenheit der Ressourcen (Englisch: Resource
Adequacy) analysiert, um nicht nur einen Bezug zur Erzeugung (Nettoerzeugung), sondern
auch die Moglichkeit von Nachfrageflexibilitit (Nettolast) zum Erreichen des Gleichge-
wichts aus Angebot und Nachfrage im Stromsystem zu beriicksichtigen (Europaisches
Parlament und Rat der Europaischen Union, [2019b; European Network of Transmission
System Operators for Electricity, [2021a) .

Die in dieser Dissertation adressierten Fragestellungen beziehen sich auf die [AdE] da
Investitionen in disponible Erzeugungskapazititen im Fokus stehen, die moglichst jederzeit
zur Deckung der Last herangezogen werden konnen. Deshalb werden im Folgenden die
Begriffe Angemessenheit der Ressourcen (da keine detaillierte Modellierung der Nachfra-
geflexibilitit durchgefithrt wird), Angemessenheit der Ubertragung (da keine detaillierte
Modellierung der intrazonalen Netze vorgesehen ist) und folglich auch Angemessenheit
des Stromsystems nicht weiter betrachtet. Die adressierten Fragestellungen beziehen
sich vor allem auf langfristige und weniger auf operative Entscheidungen, weshalb die
(Versorgungs-)Sicherheit gleichermaflen nicht detailliert analysiert wird.

2.1.2.2. Bewertung der Angemessenheit der Stromerzeugungskapazitaten

Die Bewertung der[AdE] erfordert zunéchst die Berechnung der entsprechenden Bewer-
tungsgrundlage auf Basis einer Modellierungsmethodik (Europaische Kommission, 2014).
Diese Methodik sollte alle relevanten Elemente im System wie Erzeuger, Nachfrager,
Speicher, Flexibilitit und Interkonnektoren abbilden (Poncela Blanco et al.,|2016). Interkon-
nektoren zwischen Marktgebieten konnen in Knappheitssituationen relevant zur Deckung
der Nachfrage beitragen und sollten deshalb zweifellos Eingang in eine Analyse finden
(Poncela Blanco et al.,[2016; Union for the Co-ordination of Transmission of Electricity,
2009b). Die Ergebnisse aus der Modellierung flielen anschlieffend in eine Metrik bzw. eine
Kennzahl ein, um die [AdE| zu bewerten. Oft werden diese Metriken in diversen Studien
von oder fir relevante Stakeholder, wie Ubertragungsnetzbetreiber oder Regulierungsbe-
horden, aufbereitet, um daraus Mafinahmen abzuleiten, beispielsweise zur Anpassung des
Marktdesigns oder zur zusatzlichen Allokation von Erzeugungskapazitaten (CEER, 2014).
Die Modelle, die das Stromsystem abbilden und die Ergebnisdaten fiir die Metriken
berechnen, konnen nach den Ausfithrungen der Européischen Kommission (2014) zwischen
deterministischen und probabilistischen Methoden differenziert werden.

Deterministische Methoden

Deterministische Methoden beziehen sich auf einen Zustand zu einem zukiinftigen Zeit-
punkt. Es werden Faktoren, wie die nicht sichere Verfugbarkeit der [EEl oder die Schwan-
kung der Nachfrage, entweder komplett vernachlassigt oder nur pauschal iiber ein ein-
zelnes Wetterjahr bzw. Derating (auch Kapazitatstaktor oder Kapazitatskredit genannt)
beriicksichtigt (Amelin, 2009; Poncela Blanco et al., 2016). Der Begriff Derating wird auch
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bei elektronischen Bauteilen verwendet, bezeichnet aber im Kontext der Energiewirtschaft
den substituierbaren Anteil an disponibler Kraftwerksleistung durch eine spezifische [EEF
Technologie (Milligan, [2000). Derating-Faktoren werden meist verwendet, um den Beitrag
der [EE] zur [AdE| zu beriicksichtigen, sind aber herausfordernd zu bestimmen. Des Weiteren
werden Investitionsentscheidungen von Derating-Faktoren beeinflusst und konnen, bei
einer falschen Wahl der Faktoren, eine ineffiziente Kapazitatszusammenstellungen begiins-
tigen (Brito-Pereira et al.,[2022). Der Vorteil deterministischer Methoden fiir die Analyse
der[AdElist die vergleichsweise geringere Rechenzeit (Europiische Kommission, [2014).

Es werden zwei Varianten deterministischer Methoden unterschieden: In der ersten
Variante, die sog. Reservemarge Methode (Englisch: The Reserve Margin Method), werden
einzelne Situationen (einzelne Stunden), aber auch ldngere Zeitraume (bis zu einem Jahr)
betrachtet, die beispielsweise eine besonders hohe Nachfrage, geringe Erzeugung oder
die hochste residuale Last aufweisen. Beispielsweise wird fiir die Berechnung der Reserve
Margin (RM) die verfigbare Erzeugungsleistung des Systems benétigt (Abbildung
visualisiert das Vorgehen). Die verfiigbare Leistung (zur Deckung der Nachfrage) ist ein
Teil der installierten Nettoerzeugungsleistung, die um erwartete Ausfalle (z. B. aufgrund
von Wartung), nicht einsetzbarer Leistung (z. B. aufgrund von begrenzter Kihlleistung
im Sommer) sowie unerwarteter Ausfille (z. B. aufgrund technischer Defekte) gemindert
wird. Die verfiigbare Leistung wird weiter um Reserven reduziert, die fiir Systemdienst-
leistungen eingesetzt werden. Danach verbleibt die gesicherte Leistung, die zur Deckung
der Spitzenlast beitragen kann.

nicht verfiigbare
Leistung

ungenutzte
Leistung

installierte Nettoerzeugungsleistung

verfiigbare Leistung

Abbildung 2.6.: Zusammensetzung der Kraftwerksleistung ohne auslandische Importe, die
fir die Strommarkte und Systemdienstleistungen verfiigbar ist (angelehnt
an Europdische Kommission (2014) und Netztransparenz.de (2018)).
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Gegebenenfalls kann die Spitzenlast um Lastreduktionsmaf3inahmen wie Nachfrageflexi-
bilitat bzw. Demand-side Management reduziert werden. Unter Demand-side Management
versteht die Européische Kommission (2014) eine autorisierte Unterbrechung der Nachfra-
ge. Ein notwendiges oder unkontrolliertes Abschalten (eines Teils) der Verbraucher zur
Stabilisierung der Netze zéhlt zu den nicht-autorisierten Unterbrechungen.

Die zweite Variante der deterministischen Methoden wird mit Basisereignis Methode
(Englisch: The selected Base Incidents Method) tibersetzt. Dazu werden vor allem Szenari-
en mit kritischen Systemzustidnden inklusive Erzeugungs- oder Ubertragungsstorfillen
ausgewahlt. Vor diesem Hintergrund werden Wetterjahre variiert oder Verfiigbarkeiten
von Erzeugungstechnologien verringert und synthetische Stresssituationen erzeugt (Euro-
paische Kommission, 2014). Darauthin wird analysiert, ob das Stromsystem unter diesen
Stresssituationen Storfallen standhalt. Mit dieser Methode kénnen neben der Untersuchung
der die Angemessenheit der Ubertragung und damit auch des Systems untersucht
werden, indem zusétzlich das Stromnetz beriicksichtigt wird.

Beispielsweise fithren Misconel et al. (2022) eine deterministische Untersuchung durch.
Sie bewerten die [AdE| des deutschen Stromsystems mit verschiedenen Ansitzen der Ener-
giesystemmodellierung.

Obwohl deterministische Ansatze oft nur statische Zeitreihen untersuchen, konnen sie
trotzdem wertvolle Erkenntnisse hinsichtlich der [AdE]liefern. So kann ein solcher Ansatz
durch die vergleichsweise kurze Rechenzeit als Indikator fiir weitere Analysen dienen, um
weitergehende Erkenntnisse mithilfe eines probabilistischen Ansatzes zu gewinnen.

Probabilistische Methoden

Probabilistische Methoden hingegen beriicksichtigen Unsicherheiten, die z. B. durch die
Wetterabhingigkeit von Wind und [PVl oder die temperaturabhingig schwankende Nach-
frage entstehen. Mithilfe der Methodik kann daraus die Wahrscheinlichkeit abgeleitet
werden, ob das Stromsystem die Nachfrage decken kann (Poncela Blanco et al., 2016).
Unter steigenden Anteilen von Windkraftwerken und [PV]im Stromsystem kann ein proba-
bilistischer Ansatz der Stochastik von Erzeugung und Nachfrage eher Rechnung tragen
als ein Deterministischer (Kloubert, [2020).

Fiir die probabilistische Bestimmung der [AdE| werden gleichermaflen zwei Varianten un-
terschieden (Européische Kommission, [2014; Union for the Co-ordination of Transmission
of Electricity, 2009b):

Faltung von Wahrscheinlichkeitsverteilungen fallen unter analytische Methoden,
die iiber eine Faltung verschiedener Wahrscheinlichkeitsverteilungsfunktionen einzelner
Systemkomponenten zu einer Gesamtverteilung gelangen. Aus der Gesamtverteilung wer-
den die Haufigkeiten und Wahrscheinlichkeiten von Systemzustinden bestimmt (Europai-
sche Kommission, 2014; Kloubert, 2020) und in Metriken abgeleitet. Die Herausforderung
in der Anwendung besteht in der Bestimmung der Verteilungsfunktionen der einzelnen
Komponenten.

Monte-Carlo-Simulationen beriicksichtigen in einer Vielzahl von Simulationen ver-
schiedenste (Eingangs-)Parameter, um unterschiedlichste Zustidnde des Systems zu simu-
lieren. Dazu wird eine grofle Anzahl von Szenarien mit unterschiedlichen Wetterjahren
simuliert und jeweils zufallig Ausfalle (von Kraftwerken oder Netzkomponenten, abhan-
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gig vom Analysefokus) gezogen (Européische Kommission, 2014; European Network of
Transmission System Operators for Electricity, 2021b). Eine hohe Anzahl an Simulationen
ist notwendig, um eine hohe Genauigkeit und Aussagekraft der Ergebnisse zu erhalten.
Die Idee ist, dass wahrscheinliche Zustande im Stromsystem durch die zuféllige Auswahl
der Parameter ofter auftreten als unwahrscheinlichere und somit eine gute Abbildung
gewihrleistet wird (Europaische Kommission, [2014; Poncela Blanco et al.,[2016).
Beispiele fiir probabilistische Untersuchungen legen Hasani-Marzooni und Hosseini
(2011) dar, die eine Untersuchung hinsichtlich des Einflusses des Wachstums der Nachfrage
und der variablen Winderzeugung auf die Erzeugungskapazitdten, der Strompreise und der
resultierendenRM|durchfiihren. Das European Network of Transmission System Operators
for Electricity (2021b) bewertet die [AdE| in Europa unter verschiedenen Wetterjahren.
Dabei werden jeweils die temperaturabhingige Nachfrage, Wind und Solareinstrahlung,
hydrologische Parameter der Wasserkraftwerke und andere stochastische Einflussfaktoren
variiert und in zahlreichen Kombinationen miteinander simuliert. Harang et al. (2020)
bewerten die Auswirkung des Klimawandels auf die Wasserkraft anhand verschiedener

[AJE] Metriken.

2.1.2.3. Metriken

Die von Modellen generierten Ergebnisse werden unabhiangig vom jeweiligen Ansatz in
Metriken ausgedriickt. Das geschieht auf Basis der ungedeckten Nachfrage (Européische
Kommission, [2014).

Einige der Metriken kénnen entweder nur mit einem probabilistischen Ansatz oder nur
mit einem deterministischen Ansatz berechnet werden, viele aber mit beiden Anséatzen.
Da fiir viele Begriffe im Folgenden kein deutsches Synonym existiert, werden sie meist
nicht iibersetzt. Es werden Metriken verwendet, die sich auf einen gegebenen grof3eren
geografischen Rahmen (also kein einzelnes Kraftwerk, sondern auf ein komplettes Markt-
gebiet) und auf einen gegebenen Zeithorizont, im Folgenden immer ein Jahr, beziehen. Im
Wesentlichen wird auf die Definition der Metriken der European Network of Transmission
System Operators for Electricity (2021b) zuriickgegriffen. Einige Autoren nutzen jedoch
leicht abweichende Begrifflichkeiten.

1. Reserve Margin (RM) (Gleichung in Prozent wird aus dem Verhaltnis der verfiig-
baren Erzeugungsleistung und der maximalen jihrlichen Last gebildet (Europaische
Kommission,|2014; Poncela Blanco et al., 2016). Es ist die durchschnittliche verfiigbare
Erzeugungskapazitit, die die Spitzennachfrage iibersteigt.

verfiigbare Erzeugungsleistung
M = . -1 (2.1)
Spitzennachfrage

2. Energy not Served (ENS) in einer Energiemenge (beispielsweise Megawattstunden) ist
die Summe der Nachfragemenge, die nicht gedeckt werden kann (European Network
of Transmission System Operators for Electricity, [2021b).

3. Expected Energy not Served (EENS) in einer Energiemenge (beispielsweise Mega-
wattstunden) ist die erwartete Summe der Nachfragemenge, die tiber verschiedene
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Modelllaufe nicht gedeckt werden kann. Dabei ist J die Anzahl der Modelllaufe und
j ein Modelllauf von J (European Network of Transmission System Operators for
Electricity, 2021b). Im deterministischen Fall bezieht sich ] teilweise auf die Anzahl
der berechneten Zeitschritte im Jahr (Europdische Kommission, [2014; Harang et al.,

2020).
J

EENS = = Y ENS; (2.2)
J 4

. Loss of Load Duration (LLD) (auch LOLD) in Stunden ist die Anzahl von Stunden,
in denen die Nachfrage nicht durch Erzeugung oder Importe gedeckt werden kann
(European Network of Transmission System Operators for Electricity, 2021b).

. Loss of Load Occurrences (LLO) gibt die Gesamtanzahl zusammenhéngender, evlt.
mehrstiindiger [LLDI-Ereignisse an (mehrere aufeinanderfolgende Stunden sind dabei
ein Ereignis), in denen die Last nicht durch Erzeugung oder Importe gedeckt werden
kann (NERC, 2018).

. Loss of Load Events (LOLEV)) (oder Loss of Load Frequency (LOLE)) zeigt die durch-
schnittliche Anzahl zusammenhéngender Ereignisse an, in denen die Last nicht
durch die Erzeugung oder Importe gedeckt werden kann (NERC, [2018)). Dabei ist |
die Anzahl der Modellldufe und j ein Modelllauf von J.

J
LOLEV = + > LLO; (2.3)
j=1

. Loss of Load Expectation (LOLE) (European Network of Transmission System Opera-
tors for Electricity, 2021b) (oder Loss of Load Hours (LOLH])), NERC (2018)) in Stunden
ist die erwartete Gesamtdauer, in der die Nachfrage nicht durch Erzeugung oder
Importe iiber verschiedene Modellldufe gedeckt werden kann (European Network of
Transmission System Operators for Electricity, 2021b; Harang et al.,[2020). Dabei ist
J die Anzahl der Modelllaufe und j ein Modelllauf von J.

J
LOLE = - 3" LLD; (2.4)
=1

. Loss of Load Probability (LOLP) in Prozent ist der Anteil des Betrachtungszeitraums,
in dem die Nachfrage nicht gedeckt werden kann (Poncela Blanco et al.,2016). Der
Betrachtungszeitraum kann z. B. auf einer stiindlichen (8760 bzw. 8784 Stunden) oder
wochentlichen (52 Wochen) Basis angegeben werden.

LLD

LOLP = - (2.5)
Betrachungszeitraum

. 95. Perzentil in Stunden ist die LOLE/fiir eine Hochlastsituation, wie sie nur alle
20 Jahre vorkommt (kritisches Szenario), in der die Last nicht mit der zur Verfiigung
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10.

11.

12.

13.

14.

15.

16.
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stehenden Erzeugungsleistung gedeckt werden kann (Europiische Kommission,
2014).

Capacity Margin (CM) (Europaische Kommission, 2014) oder Coverage Index (CI)
(Poncela Blanco et al.,2016) in Prozent ist die durchschnittliche verfiigbare Erzeu-
gungskapazitit an der Spitzennachfrage (siehe Abbildung [2.6). Die verfugbare Erzeu-
gungsleistung wird mittels Kapazitatstaktoren verringert (Derating) (Européaische
Kommission, |2014).

verfiigbare Erzeugungsleistung
M= , (2.6)
Spitzennachfrage

Adequacy Ratio (AR) ist in Forschungsbeitrag [B| (Keles, Bublitz et al.,[2016) definiert
und misst das minimale stiindliche Verhiltnis eines Jahres zwischen der sicher
verfugbaren Erzeugungsleistung und der residualen Nachfrage (in Gleichung|[2.7).
Im Gegensatz zu wird die Erzeugung der [EEl nicht iiber Derating-Faktoren
beriicksichtigt, sondern von der Nachfrage in der jeweiligen Stunde h abgezogen.

. verfiigbare Erzeugungsleistung(h)
AR = min -
vh residuale Nachfrage(h)

2.7)

Die fortlaufend gesicherte Kapazitat Continously Reliable Capacity (CRC) (beispiels-
weise in Megawatt) wird nur auf wetterunabhangige Erzeugungskapazititen bezogen.
Speicher werden vernachléssigt. Um die zu errechnen, wird die Nettoerzeu-
gungsleistung um kraftwerkstypabhangige Nichtverfiigbarkeiten reduziert (Kumar
et al.,2019).

Hours at Risk (HAR) in Stunden ist die Anzahl der Stunden, in denen die [CRC nicht
ausreicht, um die Nachfrage zu decken (Kumar et al., 2019).

Load at Risk (LAR) oder Power Import Dependency (PID) (Misconel et al., 2022) in
einer Kapazitat (beispielsweise in Megawatt) ist die positive Differenz der residualen
Nachfrage in Stunde h, die die [CRC iibersteigt (Kumar et al.,|[2019). Die [LAR| bzw.
gibt die Kapazitét an, die anderweitig, z. B. tiber Importe, gedeckt werden muss
und gibt Informationen tiber den Grad der Unabhangigkeit von Importen eines
Marktgebietes an (Misconel et al.,2022). Der Maximalwert aller positiven Differenzen
wird als LAR,,x bzw. PID . definiert.

LAR(h) = max{0, residuale Nachfrage;, — CRC} (2.8)

Energy at Risk (EAR) in einer Energiemenge (beispielsweise in Megawattstunden)
ist die Summe der [LARlinnerhalb einer Stresssituation. Der Zeitraum aufeinander-
folgender Stunden mit positiven [LARFWerten ist definiert als eine Stresssituation
(Kumar et al., 2019).

Equivalent Firm Capacity (EEC) in einer Kapazitit (beispielsweise in Megawatt)
vergleicht Systemkonfigurationen miteinander, sodass wetterabhéngige [EE] eine
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Menge an gesicherter Kapazitit ersetzen, um dieselbe [AdE] basierend z. B. auf einer
Metrik wie der [LOLE] zu erreichen (Europaische Kommission, 2014). Analog wird
beim Derating fiir eine [EEFTechnologie die bestimmt.

Zusatzlich zu den hier vorgestellten Metriken gibt es weitere, die eine Distributions-
oder Endkundensicht einnehmen, wie beispielsweise die ex-post Bestimmung der durch-
schnittlichen Zeit der ungeplanten Ausfalle der Stromversorgung fiir jeden Stromkunden
(System Average Interruption Duration Index,[SAIDI) (CEER, 2008). Eine weitere Metrik gibt
die Haufigkeit und Dauer der zu erwartenden Ausfille in einer Anzahl bzw. in Stunden bei
konkreter Knappheit und rollierenden Zwangsabschaltungen an (Européische Kommission,
2014). Auf diese Sichten wird in dieser Arbeit jedoch nicht eingegangen.

Trotz der Bestimmung identischer Metriken ist nicht gewéhrleistet, dass sie sinnvoll
miteinander verglichen werden kénnen. Denn um eine Vergleichbarkeit der Metriken
untereinander zu gewahrleisten, sind stringente und konsistente Annahmen bei den zu-
grundeliegenden Analysen Voraussetzung (Europaische Kommission, [2014). Einige Lander
haben Zielwerte fiir die Versorgungssicherheit definiert, die nicht unterschritten werden
sollen (und auch fiir die Berechnung der Zielkapazitat fiir herangezogen werden).
ACER und CEER (2022) haben verschiedene Zielgrofien fiir die Versorgungssicherheit von
[EUlL&ndern zusammengefithrt und als einen sog. Reliability Standard definiert. Dieser
wird als Maximalwert (in Stunden pro Jahr) fiir eine geduldete Lastunterdeckung in einem
Land angegeben. Als Maf} wird die gewihlt. Die Werte fiir die [EUlLénder sind in
Tabelle [2.1| wiedergegeben. Der Reliability Standard wird zur Ermittlung der Zielkapazitit
eines herangezogen und hat damit auch Auswirkungen auf die [AdEl

Deutet die Bewertung der Metriken bzw. insbesondere der auf ein Defizit an
Erzeugungsleistung hin, besteht die Gefahr, dass die Nachfrage langfristig nicht jederzeit
gedeckt werden kann.
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Tabelle 2.1.:[EUllanderspezifische Definition der Versorgungssicherheit (sog. Reliability
Standard) als maximale Ausfallstunden des Stromsystems pro Jahr. Der
Standard wird mit der Metrik [LOLE] ausgedriickt. Bislang haben nicht alle
Mitgliedsstaaten einen Wert festgelegt. (Stand: Juli 2022 ACER, |2022)

LOLE
Land Maximalwert

[h/Jahr]
Tschechien 15,00
Estland 9,00
Irland 8,00
Litauen 8,00
Portugal 5,00
Niederlande 4,00
Belgien 3,00
Griechenland 3,00
ITtalien 3,00
Polen 3,00
Deutschland 2,77
Luxemburg 2,77
Finnland 2,10
Frankreich 2,00
Schweden 0,99
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2.2. Rolle des Marktdesigns vor dem Hintergrund der
Angemessenheit der Erzeugungskapazititen

In liberalisierten Strommarkten sollen vor allem privatwirtschaftlich organisierte Investo-
ren Sorge tragen, dass die notwendigen Investitionen in das Stromsystem erfolgen. Eine
Ausnahme bilden dabei die Netzbetreiber durch die natiirlichen Monopole. Diese natiir-
lichen Monopole sind meist reguliert und ihre Ausgaben fiir das Stromnetz diirfen iiber
Umlagen auf alle Konsumenten verteilt werden. Erzeugungskapazitiaten sind hingegen
okonomischen Bedingungen unterworfen, solange sie nicht systemrelevant und zur Ga-
rantie der Netzstabilitit notwendig sind. Das bedeutet, dass Anreize fiir Investitionen und
das Generieren von Einnahmen zur Finanzierung der Investitionen und Deckung aller
Kosten unter einem Marktdesign erfolgen, welches die wesentlichen Bedingungen festlegt.

Neben den im vorhergehenden Kapitel [2.1{aufgefithrten physikalischen Hemmnissen
existieren durch den Handel mit Strom marktbezogene Hemmnisse. Die marktbezogenen
Hemmnisse werden durch das Strommarktdesign und dessen Regeln beeinflusst. Beispiels-
weise klassifiziert Ringler (2017) drei Elemente, die der Rahmen und die Regeln eines
Strommarktdesigns definieren miissen:

1. Als Grad der Integration wird beschrieben, wie der Strom gehandelt werden kann.
D. h. ob der Stromhandel iber das in Nordamerika dominierende Poolmodell oder
alternativ tiber das in Europa dominierende Borsenmodell durchgefithrt wird (z. B.
Grimm, Ockenfels et al.,[2008; Viehmann, 2017).

2. Die gehandelten Produkte miissen definiert werden. Relevant ist mafigeblich die ge-
lieferte Energie (MWh). Je nach Ausgestaltung kann auch die bereitgestellte Leistung
(MW) vergiitet werden. Die gehandelten Produkte werden im Laufe des Kapitels
ausfiihrlich beschrieben.

3. Und schliellich muss der Umgang mit Netzrestriktionen bzw. das Netzengpassma-
nagement festgelegt werden. Ferner muss die Vergiitung bzw. die Verteilung der
Kosten fir das Engpassmanagement festgelegt werden. In Kapitel [2.3| wird darauf
ausfiithrlicher eingegangen.

2.2.1. Grad der Integration des Stromhandels

Auferhalb Europas, beispielsweise in Teilen Nordamerikas, Australiens oder Russlands,
ist der Stromhandel iiber ein Poolmodell verbreitet (Ockenfels et al., 2008). Der Handel
fasst alle Markte zusammen und muss iiber den Pool erfolgen. Schlieilich wird von
einem zentralen Akteur Erzeugung, Ubertragung und Regelreserve fiir das Gesamtsystem
optimiert festgelegt und erlaubt damit eine gute Koordination (Grimm, Ockenfels et al.,
2008; Ockenfels et al., 2008). Durch die simultane Optimierung unter Beriicksichtigung der
Netzengpisse ist fiir jeden Netzknoten ein Preis bestimmbar, weshalb das Verfahren auch
nodalpreisbasierte Allokation (Englisch: Nodal Pricing oder Locational Marginal Pricing)
genannt wird (Ockenfels et al.,|2008; Viehmann, [2017).

In Europa hingegen dominiert das Borsenmodell, wo der Handel zonalbasiert zunachst
unabhingig, dezentral und innerhalb einer Zone ohne Beachtung von Netzrestriktionen
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stattfindet (z. B. Grimm, Ockenfels et al., Viehmann, [2017). Eine Pflicht zum Han-
del iiber eine Borse besteht nicht. Erzeuger planen den Einsatz der eigenen Kraftwerke
selbststandig und melden den Fahrplan zur physischen Erfiillung an den Netzbetreiber.
Der Kraftwerkseinsatz ist damit fiir den Kraftwerksbetreiber im besten Falle optimal.
Der Netzbetreiber koordiniert schlieflich die physische Einspeisung, Ausspeisung sowie
Ubertragung und greift in Echtzeit bedarfsgerecht ein, z. B. mit Systemdienstleistungen
zur Netzstabilisierung. Bei Fehlern kann es zu hoheren Stromkosten oder geringerer
Zuverlissigkeit des Stromsystems kommen (Ockenfels et al., 2008).
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OTF:  Organised Trading Facilities (organisiertes Handelssystem)
OTC: Owver-the-counter (aulerborslicher Handel)

Kapazititsmechanismen FCR:  Frequency Containment Reserve (Primérregelreserve)

aFRR: automatic Frequency Restoration Reserve (Sekundarregelreserve)

mFRR: manual Frequency Restoration Reserve (Minutenreserve)

Abbildung 2.7.: Zeitliche Abfolge der wesentlichen Teile des Gro3handels von Strom
und Kapazitit fiir weite Teile Westeuropas (Borsenmodell), hier am
Beispiel von Deutschland; das Beispiel hat insbesondere Auswirkungen
auf die angegebenen Uhrzeiten. Dargestellt sind der Terminmarkt mit
standardisierten (sog. Futures, die tiber Organised-Trading Facilities (OTF)
und Over-the-Counter (OTC) gehandelt werden kénnen) und nicht-
standardisierten (sog. Forwards, die nur [OTC| gehandelt werden konnen)
Produkten. Die zum kurzfristigen Spothandel gehérenden Markte sind
gesondert hervorgehoben. (in Anlehnung an Kraft und European
Power Exchange , Stand: Mai 2022)
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2.2.2. Produkte des Stromhandels

Im Folgenden werden die verschiedenen Markte und die handelbaren Produkte vorgestellt.
Grundsatzlich wird zwischen der Vergiitung von gelieferter Energie und Vergiitung der
Bereitstellung von sicher verfiigbarer Kapazitat unterschieden. Die handelbaren Produkte
unterscheiden sich desgleichen zwischen Poolmodell und Bérsenmodell.

In Poolmodellen finden langfristige Termingeschafte nur als finanzielle Produkte statt.
Alle Angebots- und Nachfragegebote miissen iiber den Pool abgewickelt werden, damit
der zentrale Koordinator alle relevanten Informationen besitzt (Grimm, Ockenfels et al.,
2008; Ockenfels et al., 2008).

Hinsichtlich des Bérsenmodells sind in Abbildung|2.7|die wesentlichen Elemente sowie
die zeitliche Abfolge der moglichen Handelsaktivitaten verschiedener Produkte dargestellt.
Insbesondere Kapazitatsmechanismen und teilweise die Terminmarkte fiir langfristige
Kontrakte (Futures und Forwards) konnen weit vor Liefererfilllung gehandelt werden.
Kurzfristiger Handel, der vom Vortag bis unmittelbar vor die Liefererfiillung reicht, ist
auch tber die sog. Spotméarkte moglich (Grimm, Ockenfels et al.,|2008)).

2.2.2.1. Systemdienstleistungen

Zur Vollstandigkeit sollen zunachst die Systemdienstleistungen erwéihnt werden, die
sowohl Vergiitungen fiir Kapazitat als auch fiir Energie vorsehen. Nach dena (2014) neh-
men im Borsenmodell die Systemdienstleistungen eine wichtige Rolle fiir den sicheren
und zuverlassigen Betrieb von Stromnetzen ein. Es sind Maflnahmen und Mechanismen
erforderlich, um die Betriebsfiilhrung zu erbringen (u. a. Engpassmanagement und Ein-
speisemanagement), um die Frequenz bzw. Spannung zu halten (u. a. Regelreserve und
Blindleistungsbereitstellung) und um im Falle von grof3ten Stérungen den Versorgungs-
wiederaufbau einzuleiten (u. a. Schwarzstartfahigkeit und Schaltmafinahmen). In der Regel
sind die Ubertragungs- und Verteilnetzbetreiber fiir die Erbringung oder Beschaffung der
Systemdienstleistungen zustandig.

Im Jahr 2023 wird die Regelreserve im Wesentlichen tiber Ausschreibungen beschaftt. Die
anderen Systemdienstleistungen werden, wenn nicht teilweise vom Netzbetreiber erbracht,
tiber bilaterale Vertrage oder Ausschreibungen kontrahiert, teilweise auch langfristig im
Voraus.

Fur kurzfristige Abweichungen vom Kraftwerksfahrplan wéahrend des Erfiilllungszeit-
punktes aufgrund von z. B. Prognoseungenauigkeiten (auf Erzeugungs- und Verbrauchs-
seite) oder Kraftwerksausféllen wird die Regelreserve eingesetzt, um die Netzfrequenz
jederzeit stabil halten zu konnen. Diese Regelreserve wird von Ubertragungsnetzbetrei-
bern in Europa ausgeschrieben und abgerufen. Ein Abruf erfolgt, sobald die angestrebte
Netzfrequenz von 50 Hz iiber ein definiertes Toleranzband hinaus abweicht. Dabei werden
in Europa auf Erzeugerseite zwischen drei verschiedenen Qualitdtsstufen unterschieden:
Frequency Containment Reserve (Priméarregelreserve) (FCR), Automatic Frequency Resto-
ration Reserve (Sekundarregelreserve) (@FRR) und Manual Frequency Restoration Reserve
(Minutenreserve) (mFRR). Die Nachfrageseite kann Regelreserve tiber schnell und sofort
abschaltbare Lasten zur Verfiigung stellen. Fiir die anbietenden Akteure an den Reser-
vemarkten ist eine Praqualifikation notwendig, die je nach anzubietender Qualitétsstufe
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unterschiedliche Anforderungen an die Anbieter, wie z. B. Mindestgebotsgrof3e oder
informationstechnische Schnittstellen, stellt. Fiir jede Regelzone eines Ubertragungsnetz-
betreibers bzw. jeden Verbund von Regelzonen muss ein bestimmtes Volumen von jeder
Qualitatsstufe der Regelreserve allokiert werden (Miisgens et al., 2014). Hinsichtlich der
Allokation der einzelnen Qualitdtsstufen sind fiir die Primérregelreserve lediglich Leis-
tungsgebote vorgesehen. Fir Sekundarregelreserve und Minutenreserve sind getrennte
Gebote fur Leistung und Arbeit abzugeben (Ocker, 2018).

Kraft (2022) beschreibt die Staffelung der einzelnen Qualitatsstufen der Regelreserve
folgendermafien: Die Primarregelreserve wird direkt und automatisch als erste Mafinahme
zur schnellen und unmittelbaren Stabilisierung der Netzfrequenz eingesetzt. Sollte diese
Mafinahme nicht ausreichen oder die Abweichung langer anhalten, wird die Sekundérre-
serve eingesetzt, um die Primarregelreserve zu ersetzen. Nach 12,5-15 Minuten wird die
Sekundérreserve durch die Minutenreserve abgelost, falls die Abweichungen der Netzfre-
quenz weiterhin andauern. Spatestens nach 60 Minuten muss auch die Minutenreserve
abgelost werden.

Im Folgenden werden Systemdienstleistungen nur noch am Rande betrachtet. Dem
interessierten Leser werden zur weiterfithrenden theoretischen und empirischen Vertiefung
hinsichtlich Regelreserve z. B. Ocker (2018) oder Kraft (2022) empfohlen.

2.2.2.2. Marktdesign fiir Energie

Im folgenden Abschnitt werden Markte vorgestellt, die ausschliefllich Strom (also eine
Energiemenge) vergiten. Grundsitzlich wird ein Marktdesign, in welchem nur die erzeugte
oder verbrauchte Strommenge vorwiegend oder ausschlieB8lich vergiitet (bis auf z. B.
Systemdienstleistungen) wird, Energy-Only-Markt genannt.

Der Handel von Strom in grofiskaligen Mengen wird im Grof3handel entweder borslich
oder iiber bilaterale Vertrage (sog. Over-the-Counter-Handel (OTC)) organisiert (Grimm,
Ockenfels et al.,2008). Ockenfels et al. (2008) sehen die Geschwindigkeit als Faktor, warum
bilateraler Handel der Anforderung, Angebot und Nachfrage standig auszugleichen, nicht
gerecht werden kann. Deshalb ist ein zentral und multilateral organisierter Spotmarkt
notwendig, um die Funktionsfahigkeit des Strommarktes sicherzustellen (Ockenfels et
al., [2008). An den Borsen werden standardisierte Produkte, von z. B. Jahres-, Monats-,
Tages-, Stunden- bis hin zu Viertelstunden-Stromkontrakten, je nach Kontrakt entweder
kontinuierlich bis zu mehreren Jahren im Voraus oder zu einem festgelegten Zeitpunkt (12-
48 Stunden im Voraus) als Auktion gehandelt (European Energy Exchange, |2022; European
Power Exchange, [2022). Langer laufende Kontrakte (grofier eine Stunde) werden iiber
den Terminmarkt gehandelt. Einzelne Viertel-, Halb- oder Stunden sowie Blocke von
mehreren Stunden werden in der Regel tiber einen kurzfristigen Markt (sog. Spotmérkte)
ca. einen Tag vor der physischen Erfillung gehandelt (Grimm, Ockenfels et al., 2008)).
Nicht-standardisierte und standardisierte Produkte werden kontinuierlich und teilweise
Jahre im Voraus gehandelt (Viehmann, 2017). Der kontinuierliche Handel kann,
insbesondere an den Spotmarkten, bis zu wenigen Minuten vor der Lieferung erfolgen.

Termingeschifte umfassen Kontrakte mit einer langeren Vorlauffrist und kénnen auch
individuell gestaltet werden. Diese konnen zentral (borslich mit standardisierten Produk-
ten) als auch dezentral (OTC mit standardisierten und nicht-standardisierten Produkten)
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gehandelt werden (Stoft, 2002). Sie dienen der langfristigen Absicherung des Risikos von
Liefervertragen fiir Stromversorger oder grofleren Industrieunternehmen (z. B. Lieferung
einer Strommenge fiir einen Monat oder ein Jahr) (Meeus, Purchala et al.,[2005) und konnen
sogar fiir die langfristige Sicherung der hilfreich sein (Wolak, [2017).

An den Spotmaérkten werden vor allem kurzfristig Strommengen gehandelt, um mog-
lichst bis zum Gate closure, also dem letztmoglichen Handelszeitpunkt (Ringler, [2017),
Nachfrage und Angebot fiir den Erfiillungszeitpunkt auszugleichen. Diese Méarkte sind
vor allem borslich organisiert, bieten standardisierte Produkte an und damit eine hohe
Transparenz.

Wie in Abbildung [2.7| dargestellt, findet beispielsweise in Europa an der Bérse EPEX
SPOT der Spotmarkthandel, beginnend einen Tag im Voraus mit einer Day-Ahead Aukti-
on mit stiindlichen oder halbstiindlichen Produkten (abhiangig vom Marktgebiet), statt.
Nachgelagert finden zudem am Vortag des Erfillungszeitpunkts bzw. fiir manche Mérkte
auch am selben Tag Intraday Auktionen mit viertel-, halb- oder stiindlichen Produkten
statt. Dariiber hinaus existiert ein kontinuierlicher Intradayhandel fiir viertel-, halb- oder
stiindliche Produkte, der am Vortag beginnt und teilweise 0-5 Minuten (Finnland 0 Minu-
ten, Deutschland 5 Minuten) vor dem Erfullungszeitpunkt letzte Handelsgeschifte (Gate
closure) ermoglicht (European Power Exchange, 2022). Z. B. Ockenfels et al. (2008) oder das
Bundeskartellamt (2011) heben die Bedeutung der Spotmarkte als Referenz und Arbitrage-
moglichkeiten auch fiir andere Stromkontrakte hervor, weil kein Akteur einen schlechteren
Preis als an der Borse akzeptieren wiirde, da die Option des Borsenhandels fiir Kaufer
und Verkaufer immer besteht. Spotméarkte koppeln oft mehrere Gebotszonen, sodass auch
ein Handel zwischen Zonen unter Beachtung begrenzter Interkonnektorenkapazititen
mdglich ist. Das wird in Kapitel [2.3| beschrieben.

Nach der 6konomischen Theorie werden die Preise fiir die Stromkontrakte aus den
kurzfristigen Grenzkosten bestimmt. Diese beriicksichtigen vor allem die variablen Kosten
der Produktion einer zusatzlichen Einheit durch erhohte Brennstoff-, [EUAF und Startkosten
sowie den Opportunitatskosten (Ockenfels et al., 2008; Ringler, [2017). Jedoch sind mit
der Deckung der kurzfristigen Grenzkosten noch nicht die Vollkosten eines Kraftwerks
gedeckt. Auf dem[EOM]|sind daher Preisspitzen unerlésslich, um alle Kosten der Kraftwerke,
insbesondere der preissetzenden Kraftwerke, zu decken (z. B. Boiteux, 1960). Ohne Deckung
der Vollkosten drohen 6konomische Stilllegungen eines Kraftwerks oder es fehlen Anreize
fiir Neuinvestition. Damit kann die in Gefahr geraten. Umgekehrt merken Ockenfels
et al. (2008) an, dass die effiziente Internalisierung des Nutzens von Investitionen nicht
funktionieren kann, da eine hohe ein offentliches Gut ist und es daher zu keinem
Ausschluss einer Gruppe von der zuverldssigen Versorgung mit Strom kommen darf.
Im Falle einer Angebotsknappheit oder eines Nachfrageiiberschusses kann, wenn keine
anderen Regeln herrschen, keine Marktraumung durchgefiithrt und damit kein Marktpreis
gebildet werden. Ein Stromausfall wire die Folge.

Zur und deren Sicherung in liberalisierten Strommaérkten gibt es eine wachsende
Literatur mit breiten Erkenntnisgewinnen, die in Forschungsbeitrag |Al (Bublitz, Keles,
Zimmermann et al., 2019) zusammengefasst werden. Im Folgenden werden einige Aspekte
des Artikels kontextbezogen aufgegriffen.

Ein Vorschlag von Wolak (2017), um die auch in einem sicherzustellen, ist
eine Verpflichtung der Endkundenversorger zur Nutzung von Terminkontrakten, damit
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ausreichend Liquiditét in diesem Marktsegment vorhanden ist und gleichseitig die Erzeuger
Anreize durch die langlaufenden Kontrakte zur Investition in neue Kraftwerke haben.

Chao et al. (2008) bemerken allerdings, dass die Verbindung von kurzfristigen und
langfristigen Markten durch Absicherungsgeschifte, z. B. mittels Terminkontrakten, nicht
mit den intrinsischen Interessen der Erzeuger und Konsumenten zusammenzufiihren ist.
Wihrend Erzeuger langfristige Vertrage mit festen Mengen und Preisen bevorzugen, mogen
Konsumenten bediirfnisgerechte flexible Mengen und einer Vertragslaufzeit, die bestenfalls
unmittelbar kiindbar ist, sobald am Markt ein Angebot zu einem geringeren Preis verfiigbar
ist. Jedoch sind die Vertrage fiir Konsumenten oft gegenteilig gestaltet, sodass die Tarife
einen zeitunabhéngig fixieren Preis pro nachgefragter Energiemenge beinhalten. Durch
die langfristige Absicherung sind keine Signale fiir kurzfristige Knappheit vorhanden
und somit konnen unerwiinschte Effekte auftreten. Die Konsumenten haben dadurch
wenig Anreize zur Bereitstellung von Flexibilitdt oder fiir Investitionen in effizientere
Technologien zur Minderung der Nachfrage (de Vries und Hakvoort, 2004).

Sind die Vertrage zwischen unterbrechbar und nicht-unterbrechbar differenziert, haben
die Konsumenten einen Anreiz, in kritischen Situationen systemdienlich auf Nachfrage zu
verzichten oder einen nicht-unterbrechbaren Vertrag zu einem héheren Preis zu wahlen
(Joskow und Tirole, 2007). Diese Nachfrageflexibilitat kann gleichermafen zur kontinu-
ierlichen Raumung der Méarkte beitragen. Das bedeutet, dass die Nachfrage kurzfristig
preiselastisch ist und auf hohere Kosten bei Engpassen reagieren kann (Hogan, 2017).

In der Praxis ist die Nachfrage jedoch kurzfristig weitestgehend unelastisch, da die
Zahlungsbereitschaft der Konsumenten fiir den Strom in der Regel iiber dem fixierten Tarif
liegt. Den Preis, den Konsumenten fiir ihre Belieferung mit Strom bereit sind zu bezahlen,
wird in der Literatur als Value of Lost Load (VoLL) bezeichnet. Der wahre Wert des[VoLIl
ist schwierig oder sogar unmoglich zu bestimmen (Cramton, Ockenfels und Stoft, 2013;
Willis und Garrod, 1997). In der Literatur werden jedoch Werte zwischen knapp null und
mehreren 10.000 EUR/MWh genannt, abhéngig von der Anwendung (z. B. ob eine Pumpe
tiir den Springbrunnen betrieben wird oder eine Fabrik, die beim Ausfall von Maschinen
grof3e Schiaden verzeichnet) (Hogan, 2017).

Aufgrund dieser fehlenden Anreize ist derzeit der nachfrageseitige Beitrag zu einer
hohen[AdE]iiberschaubar und deshalb ist die Erzeugungsseite gefordert, dem Stromsystem
Flexibilitat bereitzustellen (Bublitz, Keles, Zimmermann et al.,[2019; Keppler, 2017; Lynch
und Devine, 2017).

Das verstarkt allerdings das Problem der Marktmacht. Da in den meisten Strommaérk-
ten nur wenige Erzeugungsunternehmen aktiv sind (Oligopole) (Schwenen, 2014), sind
Konsumenten der Gefahr ausgesetzt, dass Erzeuger Kapazitat zuriickhalten und damit den
Strompreis in die Hohe treiben (Hogan, [2017). Daraus resultiert, dass im Strommarkt kein
vollkommener Wettbewerb vorherrscht (z. B. Oren, 2005; Schwenen, 2014; Stoft, 2002) und
auch weitere Unvollkommenheiten, wie Preisdeckel oder wenig Echtzeitinformationen,
auftreten (Cepeda und Finon, 2011). In der Regel existieren regulatorisch gesetzte Preis-
obergrenzen, um die Anreize zum Ausiiben von Marktmacht zu verringern und um die
Konsumenten zu schiitzen (Grimm und Z6ttl, |2008; Stoft, 2002). Das bedeutet jedoch, dass
diese Preisobergrenzen nicht den wahren Wert einer Versorgungsunterbrechung (VoLL)
widerspiegeln, sondern mehr oder weniger willkiirlich gewahlt(Petitet et al.,2017). Dartiber
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hinaus werden die Obergrenzen aus politischen Griinden unterhalb des durchschnittlichen
VoLl festgelegt (Petitet et al.,[2017).

a) b)
A A
price demand price demand
missing money
J R e & p* 2 e
F R e scarcity rent
scarcity rent
infra-marginal rent infra-marginal rent
capacity capacity

Abbildung 2.8.: Preisbildung in Knappheitssituationen: a) Der Gleichgewichtspreis p*
ist unterhalb des Preisdeckels p und ein effizientes Marktergebnis ist
erreicht. b) Der Gleichgewichtspreis p* wire oberhalb des Preisdeckels
P, was zur Folge hat, dass der resultierende Preis p* syntetisch auf dem
Preisdeckel gesetzt wird und Wohlfahrtsverluste auftreten (Missing-
Money). Aus Forschungsbeitrag @ (Bublitz, Keles, Zimmermann et al.,
2019).

Falls Preisspitzen durch den Preisdeckel begrenzt werden und dadurch nicht ausreichen,
um die Kraftwerke langfristig wirtschaftlich zu betreiben, tritt das sog. Missing-Money
Problem auf (z. B. Bublitz, Keles, Zimmermann et al., 2019; Grimm und Zéttl, 2008; Jos-
kow, 2022). Das Missing-Money Problem wird in Abbildung |2.8| grafisch veranschaulicht.
Preisspitzen sind fiir die Wirtschaftlichkeit der Kraftwerke wichtig und sorgen fiir einen
erheblichen Anteil an den Deckungsbeitragen. Jedoch sind die Haufigkeit und die Hohe
der Preisspitzen langfristig schwer vorhersagbar. Somit erscheint fraglich, ob die politisch
gesetzten Reliability Standards (siehe Tabelle in einem erreicht werden (Petitet
et al., [2017). Folglich erscheinen weitere Mafinahmen sinnvoll, um Anreize fiir Investi-
tionen zu schaffen und eine hohe [AdEl im Stromsystem zu erreichen, falls vorhandene
Preisspitzen nicht ausreichen (z. B. Doorman et al., 2016} Keles, Bublitz et al., 2016).

sind geeignet, einen effizienten kurzfristigen Einsatz der Kraftwerke festzulegen.
Jedoch enthalten die Strompreise nicht alle Informationen, insbesondere hinsichtlich
der Zahlungsbereitschaft fiir angemessene Erzeugungskapazitidten, um einen sicheren,
zuverlassigen und langfristigen Betrieb zu gewahrleisten (Bublitz, Keles, Zimmermann
et al., [2019). D. h. es gibt kein Preisschild fiir eine zuverldssige Versorgung mit Strom
(Joskow und Tirole,|2007). Das kann auch als Missing—Marketﬁbezeichnet werden. Missing-
Markets konnen zu Problemen fithren, wenn die (nach Neuhoff und de Vries (2004) meist

3 Dariiber hinaus wird von Missing-Markets gesprochen, wenn externe Effekte, z. B. durch Schadstoffe,
nicht angemessen bepreist werden (Newbery, [2016).
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risikoaversen) Investoren nicht bereit sind, ihre marktlichen (und politischen) Risiken
alleine zu tragen und sie diese Risiken auch nicht effizient, beispielsweise iiber Vertrage
am Terminmarkt, aufteilen oder zumindest teilweise abwélzen konnen (Newbery, 2016).
Das alles fithrt zu Unsicherheiten bzgl. der erwarteten Erlose durch die Stromverkéufe.
Alleine die Risikoaversion der Investoren fiithrt (im Vergleich zu einem risikoneutralen
Investor) nach Fraunholz, Miskiw et al. (2023)) zu hoheren Spotmarktpreisen, geringeren
Investitionen in disponible Kraftwerke und damit auch zu einer geringeren[AdEl Deshalb
werden im néachsten Abschnitt Mechanismen fiir die langfristige Vergiitung von Kapazitat
vorgestellt, die zusatzliche Einnahmen fiir Erzeugungskapazitaten generieren konnen.

2.2.2.3. Marktdesigns fiir Kapazitéif_rl

Die Literatur ist uneins tiber die vom gesetzten Anreize zur Sicherstellung einer
langfristigen Funktionsfiahigkeit des Strommarkts mit hoher [AdE| (Bublitz, Keles, Zimmer-
mann et al., [2019). So kann ein Grund fiir die fehlenden Anreize des auf bestehende
Uberkapazitaten (Hogan, 2017) oder zu frithe bzw. fehlerhafte Regulierung zuriickzufithren
sein. Eine These ist, dass dem [EOM]nie ausreichend Zeit eingeraumt wurde, seine Anreiz-
wirkung zu entfalten (Doorman et al.,[2016). Dagegen geben Cramton und Stoft (2005)
sowie Joskow und Tirole (2007) zu bedenken, dass Marktunvollkommenheiten, wie z. B.
Moglichkeiten zur Austibung von Marktmacht oder eine unelastische Nachfrage, trotzdem
langfristig bestehen bleiben. Aber auch die Angst der politischen Stakeholder vor hohen
Strompreisen oder Versorgungsengpassen und -unterbrechungen befeuert die Diskussion
(z. B. Besser et al., 2002; Hogan, [2005).

Folglich sind in einigen Marktgebieten Marktdesigns eingefiihrt, die nicht nur die erzeug-
te Energiemenge, sondern auch Kapazitat vermarkten (z. B. in Frankreich, Grobritannien
und teilweise in den Vereinigten Staaten) und somit fiir eine Verteilung der Risiken und
Kosten hinsichtlich in Strommaérkten zwischen Erzeuger und Konsumenten sorgen
konnen (Cramton, Ockenfels und Stoft, 2013; Cramton und Stoft, 2008; de Vries und
Heijnen, 2008; Hobbs, Hu et al., 2007} Joskow, [2008; Oren, 2005; Petitet et al.,|2017). Die
Bedenken hinsichtlich einer weiterhin vorhandenen Anfilligkeit des Strommarktes fiir
Marktmacht sind dadurch nicht ausgeraumt (Wolak, 2004).

Jedoch sehen Meyer und Gore (2015) sowie Brito-Pereira et al. (2022) Risiken bei der
Parametrierung des Marktdesigns. Die Hohe des Risikos ist allerdings abhangig vom
implementierten Mechanismus. Diese Ineffizienzen des Marktdesigns kritisiert auch Oren
(2000), da die Ineffizienzen zu Uberinvestitionen fithren konnen. Keppler (2017) sieht
dagegen in den diskreten Investitionen ein Hemmnis, da die Anreize des Marktes eher zu
Unterinvestitionen fithren. Denn bei Uberinvestitionen, mit der dadurch der fehlenden
Knappheit, werden eigene Ertrdge kannibalisiert, was zu unrentablen Investitionen fiihrt.
Demzufolge wird der risikoaverse Investor nicht investieren. Zuséatzlich merkt Keppler
(2017) an, dass die Zahlungsbereitschaft der Gesellschaft zur Vermeidung von Ausfallen
hoher ist, als die eines privaten Investors in zusétzliche Kapazitat.

Die Unsicherheiten der Strompreisprognose férdern dariiber hinaus Investitionszyklen
durch die lange Vorlaufzeit einer Kraftwerksinvestition (Arango-Aramburo und Larsen,

4 Die folgende Thematik wird im Artikel Bublitz, Keles, Zimmermann et al. (2019) ausfiihrlich beschrieben.
In Kapitel E] des Teils[lIlder vorliegenden Dissertation ist diese Veroffentlichung eingebunden.
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2011; Ford, [2002; Olsina et al., 2014). Nach Hary et al. (2016) konnen durch die Implemen-
tierung eines [KM| diese Zyklen jedoch reduziert werden.

Im Wesentlichen wird eine Vergiitung von Kapazitit im Strommarkt aus zwei Griinden
beabsichtigt: Zum einen ist eine kurzfristige Vorhaltung von Kapazitat notwendig, um
Systemdienstleistungen (wie die Regelreserve) zur Verfiigung zu stellen. Dies ist fiir die
kurzfristige Versorgungssicherheit relevant. Zum anderen ist das Ziel des Strommarktde-
signs die Absicherung der langfristigen [AdE] was den Schwerpunkt dieser Arbeit darstellt.
Deshalb werden die Systemdienstleistungen im Folgenden nicht analysiert, da die aufge-
worfenen Fragestellungen insbesondere langfristige Aspekte implizieren.

A

Gezielt Umfassend

N N

Volumenbasiert Preisbasiert Volumenbasiert Preisbasiert

4. Zentraler
Kaufer

Abbildung 2.9.: Taxonomie von Marktdesigns mit implementiertem (Europaische
Kommission, |2016a))

6. Umfassende
Kapazitats-
zahlungen

5. Dezentrale
Kapazitéts-
obligationen

3. Gezielte
Kapazitéts-
zahlungen

1. Ausschreibungen
fiir neue
Kraftwerkskapazitat

Die Europaische Kommission (2016a) hat eine Taxonomie erarbeitet, Welchein eine
zweidimensionale Matrix einordnet. Diese Gruppierung ist in Abbildung [2.9|dargestellt.
Die erste Dimension beinhaltete gezielte oder umfassende bzw. marktweite Mechanismen.
Die zweite Dimension unterscheidet zwischen volumenbasierten und preisbasierten Me-
chanismen. In diese zwei Dimensionen lassen sich alle bislang bekannten einordnen.

1. Dimension:

+ Gezielte Mechanismen sehen eine zentrale Festlegung des Kapazitiatsbedarfs
vor. Die Menge zwischen der bereits installierten Leistung und dem Bedarf an
Kapazitat wird iiber den Mechanismus beschafft und vergiitet (Européische
Kommission, 2016a). Teilweise unterstiitzen die gezielten Mechanismen nur neu
gebaute Kraftwerke oder Kraftwerke eines bestimmten Typus (Bublitz, Keles,
Zimmermann et al.,|2019).

« Umfassende Mechanismen sehen Zahlungen fiir alle Kapazititen in einem
Marktgebiet vor, die einen Beitrag zur Sicherung der leisten. Das fiihrt
zu einer Trennung der Produkte Kapazitat und Strom/Energie (Europaische
Kommission, |2016a)).

2. Dimension:

« Volumenbasiert bedeutet, dass die nachgefragte Kapazitit im Vorhinein festge-
legt wird und sich ein Preis auf Basis marktlicher Mechanismen bildet (Bublitz,
Keles, Zimmermann et al., [2019).
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« Preisbasierte Mechanismen sehen ein umgekehrtes Verfahren vor und setzen
einen Preis pro Kapazititseinheit fest. Darauthin wird ein daraus resultierendes
Volumen angeboten (Bublitz, Keles, Zimmermann et al.,|[2019).

Dieser Matrix werden die wesentlichen Typen von verschiedenen zugeordnetﬂ
Nach Europédische Kommission (2016a) sind die sechs wichtigsten Vertreter im Folgenden
aufgelistet:

1.

Ausschreibungen fiir neue Kraftwerkskapazitat: Der Regulator/Ubertragungs-
netzbetreiber schreibt die erforderliche Neubaukapazitat aus. Investoren/Betreiber
geben dafiir ein Angebot ab. Der oder die Gewinner der Ausschreibung erhalten
dann entweder eine 6ffentliche Finanzierung oder Abnahmegarantien fiir den Strom,
welche sowohl die langfristigen als auch kurzfristigen Ausgaben decken sollen.

. Strategische Reserve: Auflerhalb des Strommarktes wird eine gewisse (in der

Regel bereits existierende) Kraftwerkskapazitat kontrahiert und vorgehalten. Die
Vorhaltung sieht eine Vergiitung vor. Die kontrahierten Kraftwerke diirfen jedoch
nicht mehr am allgemeinen Strommarkt teilnehmen, sondern nur unter bestimmten
Bedingungen (z. B. bei extremer Knappheit am Strommarkt) auf Anforderung des
Ubertragungsnetzbetreibers Strom erzeugen.

. Gezielte Kapazitiatszahlungen: Ausgewéhlte Technologien erhalten Kapazitats-

zahlungen, die vom Regulator festgelegt werden. So lassen sich z. B. Technologien
mit besonderen Eigenschaften (z. B. flexible, schnell regelbare Kraftwerke) anreizen.

. Zentraler Kaufer: Ein zentraler Akteur (z. B. Regulator) legt die erforderliche Ge-

samtkapazitat fest. Die Verglitung wird marktlich iiber ein Gebotsverfahren ermittelt,
an dem bestehende, aber auch neu zu bauende Kraftwerke teilnehmen konnen. Alle
erfolgreich zugeschlagenen Kraftwerke erhalten die Vergiitung.

. Dezentrale Kapazitiatsobligationen: Die Endkundenstromversorger werden ver-

pflichtet, die jeweils individuelle Nachfrage abzusichern, in dem sie Vertrage mit
Erzeugern abschlieflen, welche fahig sind, in Knappheitssituationen den nachgefrag-
ten Strom zu liefern. Die Preise der Kapazitdtsobligationen werden individuell in den
Vertriagen ausgehandelt.

. Umfassende Kapazititszahlungen: Die Vergiitung der Kapazitit wird zentral

vom Regulator festgelegt, die alle Kraftwerke im Markt erhalten. Investoren kénnen
darauthin entscheiden, ob neue Kraftwerksinvestitionen getatigt werden.

In Abbildung2.10|sind die im Jahr 2023 geltenden Implementierungen der KMs|in Europa
dargestellt. Das bunte Schaubild zeigt die unterschiedlichen nationalen Strommarktdesigns.

5 In manchen Marktgebieten werden Mischformen eingesetzt, wie beispielsweise in Deutschland mit der
Kapazititsreserve (§13e EnWG, Deutscher Bundestag, 2005), der Netzreserve (§13d EnWG), der Sicherheits-
bereitschaft (13g EnWG) und der Versorgungsreserve (§50d EnWG) als Vertreter der strategischen Reserve
bzw. von gezielten Kapazitatszahlungen. Diese Reserven werden aus unterschiedlichen Griinden, wie
beispielsweise zur Deckung der Nachfragespitzen oder zum Redispatch, vorgehalten. Diese Mischformen
werden jedoch nicht gesondert aufgefiihrt.
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Dariiber hinaus ist in Europa eine enge physikalische und in immer mehr Marktgebieten
auch kommerzielle Kopplung die Regel. Allerdings findet eine umfassende grenziiber-

schreitende Koordination der Marktdesigns nicht statt, was zu Herausforderungen fithren
kann.

Strategische Reserve [l Zentraler Kaufer
[ Gezielte Kapazitatszahlungen [l Dezentrale Kapazitatsobligationen

Abbildung 2.10.: Uberblick der gegenwirtigen Situation der Implementierung von @l

in Europa (ACER und CEER (2022) sowie Forschungsbeitrag [Al (Bublitz,
Keles, Zimmermann et al., 2019))
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2.3. Grenziiberschreitende Wirkung des Marktdesigns

Im Folgenden werden Effekte verschiedener Marktdesigns auf die Nachbarlédnder (Eng-
lisch: Cross-Border Effects) erlautert. Inwiefern diese Effekte auftreten, ist vom Netzausbau
bzw. von Netzengpassen zwischen den Landern abhangig. So definiert die Europaische
Kommission (2015b) einen physikalischen Engpass als eine Situation im Netz, in der durch
einen Stromfluss z. B. die thermischen Grenzen von Netzelementen iiberschritten oder die
Spannungs- bzw. Winkelstabilitatsgrenzwerte tiberstiegen werden und so eine Zerstorung
eines Elements eintreten kann.

Wie im vorangegangenen Kapitel vorgestellt, hdngt der Umgang mit vorhandenen
Engpéssen vom verwendeten Marktmodell ab. Im Gegensatz zum Poolmodell, welches bei
der zentralen Optimierung des Kraftwerkseinsatzes direkt Netzrestriktionen einbezieht,
werden beim Handel unter dem Bérsenmodell nur teilweise die Ubertragungskapazitaten
der Stromnetze beriicksichtigt und in der Regel eine sog. Kupferplatte unterstellt (d. h.
keine Restriktionen verursacht durch das Stromnetz). Deshalb bedarf es der Koordination
von Handlungen, um technische Anforderungen und Begrenzungen der Netze einzuhal-
ten, dem sog. Engpassmanagement (Ringler, 2017). Das Engpassmanagement wurde den
Netzbetreibern iibertragen (§ 13 EnWG, Deutscher Bundestag, 2005).

Beziiglich der direkt optimalen Einsatzentscheidungen im Poolmodell mit Knotenprei-
sen und zentralem Operator merkt de Vries (2004) an, dass es bei einer vollkommenen
Wettbewerbssituation und gleicher Zonenaufteilung (im Bérsenmodell mit mehreren Preis-
bzw. Gebotszonenﬂ keinen 6konomischen Vorteil hinsichtlich der Auslastung der Ubertra-
gungskapazitaten und Entscheidung tiber den Einsatz der Kraftwerke durch ein bestimmtes
Allokationsverfahren gibt. Da der Fokus der Arbeit auf dem in Europa vorherrschenden
Borsenmodell liegt, wird im Folgenden das nodale Poolmodell nicht weiter betrachtet.

2.3.1. Engpassmanagement in Stromsystemen

Die Auswahl der Methoden bzw. Mafinahmen zur Auflésung der Netzengpésse ist davon
abhéngig, ob der Engpass innerhalb einer Zone (intrazonal) oder zwischen zwei Zonen
(interzonal) auftritt. Mehrere Zonen werden iiber Interkonnektoren oder Grenzkuppelstel-
len untereinander verbunden. Im Bérsenmodell werden Engpasse innerhalb einer Zone
zundchst fiir die Bestimmung des Marktergebnisses vernachlassigt.

¢ Beim Bérsenmodell werden meist mehrere Netzknoten zu einer Preis- bzw. Gebotszone zusammenge-
fasst. Zwischen den Knoten innerhalb einer Zone sollte unter normalen Netzbedingungen kein Engpass
vorliegen. In einer solchen Zone gilt derselbe Marktpreis. Diese Zonen fallen nicht immer mit Grenzen
eines Staatsgebiets zusammen. Staatsgebiete konnen auch in mehrere Preiszonen unterteilt sein, um
Netzrestriktionen in der Preisbildung mit einzubeziehen (beispielsweise in Italien, Norwegen oder Schwe-
den). Die Preiszone kann sich auch iiber mehrere Staatsgebiete erstrecken (beispielsweise Deutschland
und Luxemburg). Mehrere Preiszonen konnen zu einer Region (mit gemeinsamen Leitlinien fir das
Engpassmanagement und die koordinierte Kapazititsberechung (fiir grenziiberschreitenden Handel), sog.
Capacity Calculation Region (CCR)) zusammengefasst werden (beispielsweise South-West Europe (SWE)
zu der Frankreich, Spanien und Portugal gehoren, ACER, 2021). Diese Regionen und auch die Gebots-
bzw. Preiszonen innerhalb von Staaten und {iber mehrere Staaten hinweg werden im weiteren Verlauf der
Arbeit nicht wieder aufgegriffen.
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Die Mafinahmen des Engpassmanagements konnen in zwei Kategorien eingeteilt werden:
praventiv und kurativ. Praventive Mafinahmen versuchen vor Feststehen des Marktergeb-
nisses (ex-ante) Netzengpisse zu beriicksichtigen, indem vorab Ubertragungskapazititen
ausgewiesen werden, die bei der Bestimmung des Marktergebnisses in der Bezuschlagung
der Gebote beriicksichtigt werden (Ringler, 2017). Zu den praventiven Mafinahmen zahlen
explizite Auktionen, implizite Auktionen, administrative Zuteilungen oder Market Split-
ting (de Vries und Hakvoort, |2002; European Network of Transmission System Operators
for Electricity, [1999).

Nach Feststehen des Marktergebnisses (ex-post) konnen Stromfliisse im Netz entstehen,
die technische Grenzwerte von Bauteilen und Netzelementen iiberschreiten. Diese konnen
mit kurativen Maflnahmen, wie Countertrading oder Redispatch, aufgelost werden (de
Vries und Hakvoort, 2002} European Network of Transmission System Operators for
Electricity, [1999). Die jeweiligen Methoden sind in Tabelle nédher aufgefihrt und
erlautert.

Tabelle 2.2.: Malinahmen fiir das Engpassmanagement in Stromubertragungsnetzen; ab-
hangig von der Engpasssituation werden eine oder mehrere der aufgefiithrten
Methoden angewandt.

Methode Beschreibung

Explizite Auktionen In expliziten Auktionen werden Available-Transfer-
. Capacities (ATCs)|’| (Handelskapazititen), die von den

(praventiv) Net-Transfer-Capacities (Nettotuibertragungskapazita-

ten) (NTCs)°| abgeleitet werden, fiir einen bestimmten
Zeitpunkt zwischen mindestens zwei Zonen von den
Ubertragungsnetzbetreibern veréffentlicht. Die [ATC| kann
fir den Handel genutzt werden. Die Handelskapazitaten
werden moglichst so bestimmt, dass durch die grenziiber-
schreitenden Flisse keine (neuen) Netzengpasse innerhalb
einer Zone entstehen. Diese Handelskapazitiaten werden
im Voraus fiir einen bestimmten Zeitpunkt versteigert, bis
die Kapazitat zwischen den Zonen vollstindig ausgenutzt
ist (European Network of Transmission System Operators
for Electricity, 1999).

7 Die Available-Transfer-Capacity gibt die verbleibende Ubertragungskapazitit zwischen zwei Zonen an,
die fir weitere Handelsaktivititen genutzt werden kann. Dafiir wird die [NTC um bereits bekannte
Handelsaktivitaten, beispielsweise aufgrund langfristiger grenziiberschreitender Stromhandelsvertrage,
reduziert. (European Network of Transmission System Operators for Electricity, |{2000)

Net-Transfer-Capacity (Nettotibertragungskapazitit) gibt die maximale Ubertragungskapazitit pro Zeit-
einheit fiir jede Zonengrenze an, die fiir den kommerziellen Stromaustausch genutzt werden kann. Der
Wert ist auch richtungsabhangig und wurde bereits um Sicherheitsmargen verringert.
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Tabelle 2.2.: Fortfithrung der Tabelle: Mafinahmen fiir das Engpassmanagement in Strom-

tibertragungsnetzen
Methode Beschreibung
Implizite Auktionen/ Fiir implizite Auktionen werden die |ATCs|zwischen Zonen
Marktkopplung im Voraus durch die Ubertragungsnetzbetreiber veroffent-
‘ licht. Diese Kapazitiaten werden bei der Bestimmung des
(préventiv) Marktergebnisses (an der Borse) direkt beachtet und mit-

einbezogen (European Network of Transmission System
Operators for Electricity, 1999). Eine besondere Form stellt
das Flow-based Market Coupling (FBMC)) dar. Bei dieser Me-
thode werden durch den Ubertragungsnetzbetreiber vor
der Marktauktion (ex-ante) fir die Zone der Einfluss der
Anderung des Marktergebnisses auf die Auslastung der
Leitungen (auch innerhalb einer Zone) in Form von ver-
einfachten linearisierten Faktoren erstellt. Diese Faktoren
(sog. Power Transfer Distribution Factors (PTDE)) beriick-
sichtigen die prognostizierten Austauschfliisse sowie die
zur Verfugung stehende Ubertragungsleistung auf diesen
Leitungen und konnen so eine effizientere Auslastung der
Grenzkuppelkapazitaten gegeniiber demNTCHATCHAnsatz
ermoglichen (Finck, 2021; van den Bergh et al., 2016).

Administrative Zuweisung Im Vorhinein werden Handelskapazititen fiir einen be-
stimmten Zeitpunkt zwischen Zonen z. B. von den Uber-

(praventiv) tragungsnetzbetreibern anhand einer Prioritatenliste, First-
come/first-served, des relativen Beitrags des physikali-
schen Leistungsflusses oder Pro-rata zugewiesen. Diese
Methoden bergen die Gefahr von Willkiir und sind ineffizi-
ent (European Network of Transmission System Operators
for Electricity, 1999; Ringler, 2017).

Market Splitting Wird zwischen Netzknoten ein Engpass festgestellt, kann
' durch die Auftrennung an diesem Engpass in zwei oder
(praventiv) mehrere Preiszonen mit jeweils eigenem Preis der Eng-

pass aufgelost werden. Durch die Marktmechanismen wird
der Engpass entlastet, indem sich vor dem Engpass ein
geringerer Preis und sich nach dem Engpass ein hoherer
Preis einstellt (European Network of Transmission System
Operators for Electricity,|1999). Eine vereinfachte Darstel-
lung dieses Vorgehens ist in den Abbildungen [2.12Jund[2.13]

illustriert.
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Tabelle 2.2.: Fortfithrung der Tabelle: Mafinahmen fiir das Engpassmanagement in Strom-

tbertragungsnetzen
Methode Beschreibung
Redispatch Steht das Marktergebnis fest und es werden innerhalb ei-
' ner Zone Engpésse festgestellt, kann Redispatch eingesetzt
(kurativ) werden, um einen Teil des Engpasses durch Anordnung des

Ubertragungsnetzbetreibers zu beseitigen. Dabei wird in
den Kraftwerksfahrplan eingegriffen, sodass vor dem Eng-
pass ein Kraftwerk die Erzeugung verringert und nach dem
Engpass ein Kraftwerk die Erzeugung erhoht (European
Network of Transmission System Operators for Electrici-
ty,11999; Knops et al.,2001). Redispatch kann auch durch
die Anpassung der Nachfrage erfolgen, in dem vor dem
Engpass die Nachfrage erhoht und nach dem Engpass die
Nachfrage verringert wird.

Grenziiberschreitend Redispatch kann iiber mehrere Zonen hinweg erfolgen.
koordiniertes Redis- Benachbarte Ubertragungsnetzbetreiber koordinieren den
patch/Countertrading Redispatch und fordern beispielsweise ein Kraftwerk aufier-

halb der eigenen Zone an, das auf den Engpass einwirken
(kurativ) kann. Wie beim Redispatch werden dabei in der (selben)

Zone vor dem Engpass die Erzeugung verringert und in
der Zone nach dem Engpass die Erzeugung erhoht. Eine
spezielle Form dieses Engpassmanagements ist das sog.
Countertrading: Ubertragungsnetzbetreiber titigen gegen-
laufige Handelsgeschafte, um den Netzengpass aufzulosen.
In der (selben) Zone vor dem Engpass wird Strom verkauft
und nach dem Engpass zusétzlich Strom gekauft (European
Network of Transmission System Operators for Electricity,
1999).

Vom Marktdesign ist abhangig, welche praventiven Mafinahmen eingesetzt werden
(explizite Auktionierung, implizite Auktionierung bzw. Market Splitting oder ad-
ministrative Zuweisung). Borsenbetreiber konnen direkt Engpasse bei der Bestimmung
des Marktergebnisses iiber implizite Auktionierung bzw. oder Market Splitting
beriicksichtigen.

Netzengpasse innerhalb einer Gebotszone kdnnen zum Redispatch fithren, was durch
eine steigende regionale Einspeisung von [EE] oder grenziiberschreitenden Stromhandel
ausgelost werden kann und zukiinftig eine immer groflere Rolle spielen konnte (Ocken-
fels et al., 2008). Der grenziiberschreitende Stromhandel beriicksichtigt deshalb immer
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ofter implizit Netzrestriktionen mittels um Redispatch und Countertrading zu
verringern

Zur Beantwortung der Forschungsfragen sind intrazonale Netzengpasse nur untergeord-
net von Relevanz. Dartiber hinaus sind diese Engpésse auch in den[NTCs|nidherungsweise
abgebildet. Deshalb werden im Folgenden nur Handelskapazititen zwischen Gebotszonen
bzw. Marktgebieten betrachtet und keine intrazonalen Netze. Dementsprechend wer-
den Redispatch und Countertrading im weiteren Verlauf der Dissertation weitestgehend
vernachlassigt.

Der Ausbau der Interkonnektoren gewinnt fiir eine effiziente Bewirtschaftung des Strom-
netzes und der Kraftwerke in Europa immer mehr an Bedeutung, da aus benachbarten
Gebotszonen zusitzliche Erzeugungskapazitat und Flexibilitét allokiert werden kann (Rin-
gler, 2017). Die physikalische und kommerzielle Verbindung der Strommarkte zielt im
Sinne eines einheitlichen européischen Binnenmarkts auf die sog. Energieunion (siehe
Europaische Kommission, |2021; Europaisches Parlament und Rat der Européischen Union,
2019b). Deshalb steigt die Anzahl der Marktgebiete, die nicht nur physikalisch, sondern
auch kommerziell miteinander verbunden sind (All NEMO Committee, [2021) sowie die
Ubertragungs- bzw. Handelskapazitit zwischen den Marktgebieten (siehe Tabelle [2.3).
Kommerziell wirken sich Netzengpasse auf Marktergebnisse aus. Insofern sollen moglichst
harmonisierte Regeln fiir alle Markte in der [EUl gelten.

In Europa werden Ubertragungsrechte der Interkonnektoren fiir einen bestimmten
Zeitpunkt von den jeweiligen Besitzern (in der Regel die Ubertragungsnetzbetreiber)
verkauft. Eine Instanz, wie beispielsweise ein Betreiber einer Stromboérse, erhilt von den
Ubertragungsnetzbetreibern die Informationen iiber die Handelskapazititen zwischen den
Gebotszonen in Form von[ATCs|oder PTDFs. Nutzen Kéufer diese Rechte nicht, werden sie
den Spotmarkten zur Verfiigung gestellt (Ringler, [2017). Grundsétzlich konnen langfristige
Stromvertrdage grenziiberschreitend abgeschlossen werden. Somit muss, z. B. fiir den
Terminhandel von Strom tiber eine Gebotszone hinweg, ein entsprechendes Recht zum
Transport iber den Interkonnektor erworben werden (z. B. iiber eine explizite Auktion,
siehe Tabelle[2.2).

Die nachste Stufe der Integration von grenziiberschreitendem Stromhandel wurde mit
der (automatisierten) Marktkopplung im Jahr 2006 erreicht, als Belgien, Frankreich und
die Niederlande die Day-Ahead Strommaérkte miteinander koppelten (van den Bergh et al.,
2016). Marktkopplung bedeutet die effiziente Verbindung von Stromgroflhandelsmarkten
verschiedener Lander, sodass tiber einen einheitlichen Algorithmus ein Marktergebnis
bestimmt wird und dabei die begrenzten grenziiberschreitenden Ubertragungskapazititen
moglichst optimal (beispielsweise unter Maximierung der Wohlfahrt) ausgenutzt werden.
Dabei werden praventive Verfahren aus Tabelle [2.2| zur Behandlung der Netzengpésse
zwischen Gebotszonen verwendet. Das jeweilige Verfahren hangt von der Zugehorigkeit
zu einer [CCR| ab.

Zu den drei bereits gekoppelten Strommaérkten kamen spéter weitere Strommaérkte hin-
zu (u. a. Deutschland), sodass mittlerweile 27 Lander im sog. Single Day-Ahead Coupling
(SDAC) (iiber den wohlfahrtsmaximierenden Algorithmus PCR EUPHEMIA, All NEMO

? Interessierten Lesern werden an dieser Stelle Knops et al. (2001) oder Ringler (2017) empfohlen, die tiefer-
gehende und ausfithrlichere Informationen hinsichtlich der Auflsung von Netzengpiassen bereitstellen.
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Committee, 2020) miteinander gekoppelt sind (All NEMO Committee, 2021). Urspriinglich
wurde ein explizites Kapazitatsallokationsverfahren (siehe Tabelle fur die grenziiber-
schreitende Durchleitung eingesetzt (van den Bergh et al.,2016), wahrend im Jahr 2023 die
Kapazitéten implizit vergeben werden oder ein [FBMCtAnsatz genutzt wird. Spater wurden
auch Intradaymarkte miteinander gekoppelt, sodass mittlerweile desgleichen 27 Landern
implizit unter Beriicksichtigung der [ATC| gekoppelt sind (sog. Single Intraday Coupling
(SIDC)) (All NEMO Committee, |2021).

In einer Auktion wird das Marktergebnis bestimmt, indem Angebot und Nachfrage
ausgeglichen werden. Aus dem Ergebnis folgen die zugeschlagenen Gebote, die Preise fiir
jede Zone, die Handelsvolumina sowie die Ubertragungsfliisse durch den Stromhandel
zwischen den Zonen.

22.4%1 2347%\ ZS.I%ﬂ. 33%—4
2017 2018 2019 2020
73.7 TW. 84.5 TWh 94.1 TWh 124.0 TWh
77.6% 76.3% 71.9% 7%

| M Innerhalb der Zone Zoneniibergreifend |

Abbildung 2.11.: Anteil der kontinuierlich gehandelten Intraday Volumina in Europa auf-
geteilt nach dem Handel innerhalb einer Zone und zoneniibergreifend
fur die Jahre 2017-2020 (% bzw. TWh) (ACER und CEER, |2022, S. 69)

Insgesamt werden in Europa jahrlich immer hohere Mengen Energie zonentiberschrei-
tend gehandelt, was Abbildung beispielhaft fiir den kontinuierlichen Intraday Markt
zeigt. Es sind die jeweiligen Anteile des Handels innerhalb einer Zone und zoneniiber-
schreitend dargestellt.

Nicht nur im Stromgrof3handel findet eine grenziiberschreitende Kooperation statt,
sondern auch in den Reservemirkten. Ubertragungsnetzbetreiber aus mehreren zentraleu-
ropaischen Landern schreiben gemeinsam verschiedene Qualitatsstufen der Regelreserve
aus. Dadurch sind die Regelreservemarkte im weiteren Sinne miteinander gekoppelt. Im
Jahr 2022 wurden ENTSO-EFweite Plattformen fiir die Allokation und Koordination von
Regelreserve final aufgebaut (TERRE (fiir [FCR]), PICASSO (fiir @FRR]), MARI (fiir [mFRR)),
sodass in Zukunft die grenziiberschreitende Allokation der Regelreserve zunehmen konnte
(European Network of Transmission System Operators for Electricity, 2022alb). Die Reser-
vierung der grenziiberschreitenden Ubertragungskapazititen erfolgt abhingig von der
Qualitatsstufe der Regelreserve. Beispielsweise wird eine Sicherheitsmarge ermittelt, die
auch von der [FCRl genutzt wird und die bei der Berechnung der beriicksichtigt wird
(Europaische Kommission, 2017, 2021). Fir @FRR und [nFRRl werden grenziiberschreitende
Ubertragungskapazititen (abhingig vom jeweiligen Land) nach einem ko-optimierten
oder marktbasierten Verfahren oder auf der Grundlage einer Wirtschaftlichkeitsanalyse
(NTCH oder flussbasiert) zugewiesen (ACER, 2020a; Europaische Kommission, [2017).

Bei verschiedenen Systemdienstleistungen ist eine Kooperation tiber mehrere Zonen
hinweg nicht méglich, da sie im bewirtschafteten Netz selbst erbracht werden miissen (z. B.
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§ 12h Abs. 1S. 1 Nummer 6 EnWG, Inselbetriebsfiahigkeit, Deutscher Bundestag, 2005), falls
keine Ausnahmegenehmigung vorliegt. Die Beschaffung dieser Systemdienstleistungen ist
von den Marktdesigns uneinheitlich geregelt. Bei der Beschaffung des Redispatchs wird
zwischen kostenbasierter und marktbasierter Allokation unterschieden. Kostenbasiertes
Redispatch (aber auch andere Systemdienstleistungen) wird u. a. in Deutschland, Oster-
reich und der Schweiz angewendet und mittels bilateraler Vertrage beschafft. Es konnen
dabei auch auslandische Kapazititen einbezogen werden (beispielsweise fir Deutsch-
land: §13d EnWG, Deutscher Bundestag, 2005). Marktbasiertes Redispatch (wozu auch
das Countertrading gehort, das jedoch auch in Markten mit kostenbasiertem Redispatch
eingesetzt wird), wird u. a. im Vereinigten Kénigreich, den sog. Nordic-Landern (Danemark,
Finnland, Schweden, (ACER, 2021)) und in den Niederlanden eingesetzt (Grimm, Martin
et al., 2022; Hirth und Schlecht, [2018). Beim Redispatch ist der Standort der Anlage im
Stromnetz wesentlich. Deshalb wird in der Regel von lokalen Markten (fiir Flexibilitit) zur
Redispatchallokation gesprochen (Hirth und Schlecht, 2018). Von der [EUl (Europiisches
Parlament und Rat der Europaischen Union, 2019b) werden mittlerweile marktbasierte
Mechanismen fiir den Redispatch bevorzugt (Artikel 13), was jedoch kontrovers diskutiert
wird (Hirth und Schlecht, 2018, |2020). Die Europaische Kommission (2021) gibt dartiber
hinaus hinsichtlich Redispatch eine gemeinsame Koordination der Handlungen mit den
angrenzenden Ubertragungsnetzbetreibern vor.

Jedes Land legt die individuelle Ausgestaltung von [KMs| weitestgehend selbst fest. Le-
diglich einige Vorgaben, wie eine Befristung, Nichtdiskriminierung von Technologien,
keine unnotigen Marktverzerrungen, keine Verzerrung von grenziiberschreitendem Han-
del sowie wettbewerbliche Auswahlverfahren, werden von der gefordert (Artikel 22,
Europaisches Parlament und Rat der Europaischen Union, 2019b). Dariiber hinaus existiert
jedoch eine Verpflichtung zur Offnung hinsichtlich einer grenziiberschreitenden Beteili-
gung. In der Vergangenheit wurde der franzosische Kapazitatsmarkt erst auf Druck der
Européischen Kommission auch fiir auslandische Kapazitaten gedffnet (Bublitz, Keles,
Zimmermann et al.,, 2019; Europaische Kommission, 2016c). Auslandische Kapazitat muss
gleichberechtigt (bei gleicher technischer Fahigkeit zur Stromlieferung) teilnehmen kon-
nen (Artikel 26, Européisches Parlament und Rat der Europaischen Union, 2019b). Beim
Design der ist bei Beteiligung des Auslands darauf zu achten, dass entweder Inter-
konnektoren oder direkt einzelne ausldndische Kraftwerke am Mechanismus partizipieren
konnen (European Network of Transmission System Operators for Electricity, [2020a).
Um eine mehrfache Beriicksichtigung von Kapazititen zu vermeiden, sollen nicht beide
Verfahren gleichzeitig angewendet werden. Grenziiberschreitende Ubertragungskapazitit
darf nicht exklusiv fir den reserviert werden, sondern muss beispielsweise iiber ein
praventives Verfahren aus Tabelle [2.2| allokiert werden.

Von ACER (2020b) werden Regeln zur Bestimmung der maximalen Kapazitat zur grenz-
iiberschreitenden Teilnahme an einem KM festgelegt (sog. Eintrittskapazitit). Beispiels-
weise ist die maximale Eintrittskapazitdt abhéngig von der Lage der auslandischen Ge-
botszone zur KMl-Gebotszone (direkt angrenzend oder nicht), dem Reliability Standard
in der auslandischen Gebotszone, die Kapazitat und Verfiigbarkeit der Interkonnektoren
zur KM}-Gebotszone sowie der in der auslandischen Gebotszone zur Verfiigung stehenden
Erzeugungskapazitat. Alle erwahnten Kapazitdten und Verfiigbarkeiten werden unter
verschiedenen Stresssituationen evaluiert.
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Im Folgenden wird zunachst die Wirkung gekoppelter Strommarkte sowohl in Bezug auf
die kurze als auch lange Frist erortert. Die Grenzen zwischen langer und kurzer Frist schei-
nen nicht eindeutig zu verlaufen, wie die folgenden zwei Quellen zeigen: Bublitz, Keles,
Zimmermann et al. (2019) fassen beispielsweise zusammen, dass in der wissenschaftlichen
Literatur, vor dem Hintergrund von implementierten unter grenziiberschreitenden
Effekten vor allem langfristige Effekte verstanden werden. Sie konnen die Entwicklung
der sowie langfristige Preis- und Verteilungseffekte betreffen. Meyer und Gore (2015)
identifizieren grenziiberschreitende Effekte als Kapazitatseffekt und Preiseffekt. Der Preis-
effekt zielt demnach auf die kurze Frist ab, wahrend der Kapazitatseffekt die Auswirkungen
der langfristigen Wirkung der Strommarktkopplung beschreibt. Das jeweilige Ausmaf3
grenziiberschreitender Effekte ist allerdings schwer zu generalisieren, da die Effekte stark
vom vorherrschenden Wettbewerb und der Moglichkeit zur Ausiibung von Marktmacht in
einem Marktgebiet beeinflusst werden (Meyer und Gore, [2015).

2.3.2. Kopplung von GroRhandelsspotmarkten fiir Strom

Die Marktkopplung wirkt sich wie folgt aus: Ohne Engpésse wiirde in allen angebun-
denen Marktgebieten ein einheitlicher Preis fiir ein Produkt herrschen, da unabhangig
vom Einspeise- und Entnahmeort der Strom transportiert werden kann. Beispielhaft ist
in Abbildung der Preisbildungsmechanismus fiir zwei Méarkte und unbegrenzter
Ubertragungskapazitit zwischen den Landern dargestellt. Weiter sind das Export- bzw.
Importvolumen Qg sowie die Marktpreise P* und PP, die sich ohne Marktkopplung
einstellen wiirden, sowie der gemeinsame Marktpreis Pﬁlé verzeichnet, der nach der
Marktkopplung in beiden Zonen gilt.

Abbildung[2.13|hingegen illustriert eine Situation, in der die Handelskapazititen zwi-
schen den Méarkten nicht ausreichend dimensioniert sind und einen Netzengpass erzeugen.
Damit ist Qpy gleich der (unzureichenden) Ubertragungskapazitat. Dadurch resultiert
kein einheitlicher Preis, sondern das in Tabelle [2.2| aufgefithrte Market Splitting tritt ein.
Daraus stellt sich ein Preis nach Marktkopplung P{}. fiir Markt A und P5. fiir Markt
B ein. Eine Preisdifferenz zwischen Markt A und B AP verbleibt. In beiden Fallen steigt
die Gesamtwohlfahrt trotz der vorhandenen Preisunterschiede an, was allerdings nicht
bedeutet, dass in jedem Fall Marktteilnehmer bessergestellt werden (Ringler, [2017).

Der in Abbildung dargestellte Effekt der konvergierenden Spotmarktstrompreise
konnte auch von Keles, Dehler-Holland et al. (2020) und Dehler-Holland et al. (2016)) fiir die
Schweiz gezeigt werden. Dariiber hinaus konnte eine wechselnde saisonale Abhangigkeit
der Strompreise von verschiedenen benachbarten Spotmarkten nachgewiesen werden. Die
Marktkopplung erschwert sowohl die Identifizierung von Effekten als auch den Hand-
lungsspielraum fiir nationale Regulatoren, um auf negative grenziiberschreitende Effekte
zu reagieren und sie zu reduzieren.

Das Stromsystem ist durch die Integration von vielen Marktgebieten effizienter und
robuster in Bezug auf Versorgungssicherheit, Wohlfahrtsgewinne, Wettbewerb und
(Ochoa und van Ackere, 2015a). Allerdings hangt das vom Grad der Integration ab. Fiir das
Ziel eines einheitlichen Binnenmarkts in Europa stellen Brunekreeft und Meyer (2019) die
herausragende Wichtigkeit von ausreichenden Handelskapazitaten zwischen den Markten

45



2. Forschungskontext

Market A Market B

Price Price

Qi L Qx|

QA Qﬁc Volume QI]%IC QB Volume

Abbildung 2.12.: Wenn ausreichend Ubertragungskapazitit (Qg, < maximale Ubertra-
gungskapazitit) zwischen zwei verbundenen Marktgebieten verfiigbar
ist, konvergieren die Preise zu PI\AAIé und die 6konomische Gesamtwohl-
fahrt steigt. Das bedeutet jedoch nicht, dass jeder Marktteilnehmer
bessergestellt wird. Zum Beispiel Konsumenten in Markt A miissen
einen hoheren Preis bezahlen, als sie es ohne Marktkopplung miissten.
Aus Forschungsbeitrag |C|(Zimmermann, Bublitz, Keles und Fichtner,
2021)

in den Vordergrund. Der Bedarf an Handelskapazitat besteht zugleich bei Marktdesigns
mit

Voraussetzung ist, dass iiber Interkonnektoren nicht nur ein Akteur verfiigt, da hin-
sichtlich Handelskapazitat zwischen Marktgebieten dhnliche Moglichkeiten zur Ausiibung
von Marktmacht durch Zuriickhaltung von Kapazitiat entstehen konnten (analog zu Er-
zeugungskapazitiaten). Daraus entstehende Preisunterschiede zwischen Marktgebieten
konnten hohere Ertrage bei Nutzung der Interkonnektoren fiir deren Besitzer ermdglichen
(Ochoa und Gore, 2015).

Nicht nur die Marktakteure, sondern auch das Marktdesign spielen eine wichtige Rolle
bei grenziiberschreitenden Effekten. Eine unilaterale Einfithrung eines[KM|in einem gekop-
pelten Marktgebiet kann eine Verzerrung des Marktpreises hervorrufen und eine effiziente
Integration von verschiedenen Marktgebieten behindern (Bhagwat, Iychettira et al., 2014;
Bhagwat, Richstein, Chappin, Iychettira et al., 2017; Hawker et al.,[2017; Lorenczik, [2017;
Meyer und Gore, 2015). Es entstehen sog. (negative) Spillover-Effekte. Denn durch die
Erlése vor allem iiber einen Kapazitatsmarkt benotigen Kraftwerke nicht unbedingt Knapp-
heitssignale am Strommarkt zur Refinanzierung aller fixen Kosten und kénnen deshalb
dauerhaft zu marginalen Kosten Strom anbieten. Das bedeutet allerdings auch, dass (bei
ausreichend vorhandenen Handelskapazitdten) Kraftwerke aus der Merit-Order in einem
benachbarten Marktgebiet ohne verdriangt werden konnen und dadurch die Deckung
der langfristigen Kosten der verdriangten Kraftwerke im Markt ohne [KM| erschwert wird.
Lorenczik (2017) sieht diesen Effekt auch hinsichtlich Preisdeckeln auf dem Strommarkt,
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Market A Market B
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Abbildung 2.13.: In Markt A ist kosteneflizientere Erzeugungskapazitiat verfiigbar, des-
halb importiert Markt B Strom in Hohe der Ubertragungskapazitat Qgy.
Dabei muss ein Teil der lokalen Nachfrage von Markt B DII\S/[C iiber Ange-
bote aus dem Markt A S gedeckt werden und folglich sinkt der Preis
von Markt B. In Markt A deckt die Erzeugungskapazitit aus Markt A
eine hohere Nachfrage Dﬁc, deshalb sind hohere Kapazitaten (mit meist
hoheren variablen Kosten) notwendig und folglich steigt der Preis von
Markt A. Allerdings sind nur unzureichende Ubertragungskapazititen
(Qgx = maximale Ubertragungskapazitit) verfigbar und somit kann kein
einheitlicher Preis erzielt werden. Deshalb verbleibt eine Preisdifferenz
von AP. Aus Forschungsbeitrag [C| (Zimmermann, Bublitz, Keles und
Fichtner, 2021)

die den Marktpreis kinstlich gering halten. Damit konnen Preisdeckel zu héheren Export-
fliisssen zu einem Markt ohne (bzw. mit hoherem) Preisdeckel in Spitzenlastsituationen
fihren. Folglich sinken gleichzeitig die Strompreise in verbundenen Markten. Die Verdrén-
gung von Kraftwerken mit hoheren variablen Kosten aus der Merit-Order in benachbarten
Marktgebieten ist analog mit der Einfithrung eines Gaspreisdeckels in Spanien im Zuge der
stark gestiegenen Energiepreise im Jahr 2022 eingetreten. Dadurch lagen die kurzfristigen
Grenzkosten spanischer Gaskraftwerke unter den Grenzkosten vergleichbarer Kraftwerke
in angrenzenden Marktgebieten, was zu einer hoheren Erzeugung der Gaskraftwerke in
Spanien und héheren Exportfliissen nach Frankreich gefiihrt hat (S&P Global, |2022).
Strompreise haben direkte Auswirkungen auf die Wohlfahrt eines Marktes, die beispiels-
weise Ochoa und van Ackere (2015b) bewerten. Demnach hangt die Wohlfahrt zusatzlich
von der Komplementaritit des Technologiemixes ab, d. h. davon, wie die Technologien
der verbundenen Strommaérkte zueinander passen. Wenn sich die Technologien ergénzen
(z. B. Frankreich Grundlastkraftwerke, Grofibritannien Spitzenlastkraftwerke), konnen
negative Auswirkungen durch hohere Preise auf die Wohlfahrt folgen (durch den Export
in Spitzenzeiten steigen die Preise in Frankreich). Bei denselben Typen (Kolumbien und
Ecuador, beide mit hohem Wasserkraftpotential) konnen die Konsumenten von geringeren
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2. Forschungskontext

Preisen und einer hoheren Robustheit profitieren.

Fiir die Preisprognosen im europaischen Kontext sind die Berticksichtigung grenziiber-
schreitender Effekte essenziell. Wie Ringler, Keles et al. (2017) am Beispiel der Wohlfahrt
zeigen, ist durch die Kopplung der Strommaérkte ein Einfluss auf Grof3handelspreise ge-
geben. Die Gesamtwohlfahrt und auch die Wohlfahrt in jedem einzelnen Land steigen
z. B. im Fall von unlimitierten Ubertragungskapazitiaten zwischen den Marktgebieten
im Vergleich zu einem limitierten Fall an. Bei komplett isolierten Marktgebieten, also
ohne Stromaustausch zwischen den Mérkten, sinkt hingegen in allen Marktgebieten die
Gesamtwohlfahrt deutlich.

Allerdings merken Meyer und Gore (2015) an, dass die Wohlfahrtseffekte bei unter-
schiedlich implementierten auch negativ ausfallen konnen. Ahnlich stellen Fraunholz,
Miskiw et al. (2023) einen Zusammenhang mit negativen grenziiberschreitenden Effekten
durch die unkoordinierten Anderungen von Marktdesigns her. Deshalb wird im folgen-
den Kapitel die Langfristwirkung der Strommarktkopplung in Bezug auf genauer
betrachtet.

2.3.3. Langfristige Wirkung der Strommarktkopplung

Langfristig sehen Bhagwat, Iychettira et al. (2014), Bhagwat, Richstein, Chappin, Iychettira
et al. (2017) und Ochoa und Gore (2015) eine steigende Importabhéngigkeit von einem
Land mit durch die Marktkopplung mit einem benachbarten Land mit [KMl Das
wird von Meyer und Gore (2015) als Kapazitatseffekt bezeichnet. Allerdings kann ein
hoherer Import auch eine hohere Effizienz im System bedeuten, denn bei eingeschranktem
grenziiberschreitendem Handel konnen Uberkapazititen zu hohen Kosten und damit zu
Ineffizienzen fithren (Meyer und Gore, 2015).

Gleiches passiert mit einem Preisdeckel (der ggf. zusammen mit einem [KM] eingefiihrt
wird) in einem Marktgebiet, der sich negativ auf Kapazitdten und Wohlfahrt in verbun-
denen Mirkten auswirken kann (Lorenczik, [2017). Denn die gedeckelten Preise fithren
in Spitzenlastsituationen insgesamt zu hoheren Exportfliisssen. In den importierenden
Markten sinken die Strompreise und damit konnen Kraftwerke teilweise nicht mehr wirt-
schaftlich betrieben werden. Langfristig sinkt somit die Kapazitit in verbundenen Markten,
da Kapazitat durch Importe ersetzt wird.

Bei hohen installierten Kapazitiaten im benachbarten Markt (beispielsweise bedingt
durch einen [KM) erméglicht die Marktkopplung das Trittbrettfahren, indem ein Markt-
gebiet von den benachbarten Kapazitaten profitiert, ohne aber dafiir einen finanziellen
Beitrag zu leisten (Bhagwat, Iychettira et al.,[2014; Bhagwat, Richstein, Chappin, Iychettira
et al.,2017). Hohe Handelskapazitaten konnen das Trittbrettfahren sogar verschlimmern.
Cepeda und Finon (2011) melden jedoch Zweifel hinsichtlich der Verlasslichkeit und des
langfristigen Fortbestands des Trittbrettfahrens an.

Die Akzeptanz der Marktkopplung kann aber auch schwinden (Ochoa und van Ackere,
2015b): Wenn durch die Marktkopplung Erzeuger so grofie Verluste erleiden, dass Inves-
titionen schlagartig unrentabel werden oder wenn Konsumenten Verluste erleiden, z. B.
durch einen stark steigenden Strompreis. Lorenczik (2017) hingegen mahnt jedoch eine
ganzheitliche Betrachtung an, da Wohlfahrtssteigerungen z. B. den Effekt der sinkenden
Erzeugungskapazitét in den importierenden Léndern iiberwiegen kann.
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2.3. Grenziiberschreitende Wirkung des Marktdesigns

Um die Abhangigkeit von Importen zu vermeiden, schlagen demnach Ochoa und van
Ackere (2015b) vor [KMs|einzufithren, damit zusétzlich eine gewisse Kontrolle iiber den
Technologiemix erhalten bleibt. Hawker et al. (2017), Neuhoff, Diekmann et al. (2016)
sowie Osorio und van Ackere (2016) empfehlen ein koordiniertes Vorgehen hinsichtlich
Investitionen und dem Ausbau von Ubertragungskapazitaten iiber Marktgebiets- bzw.
Landergrenzen hinweg. Denn bei entsprechend hohen Preisunterschieden werden In-
vestitionen in Netzinfrastruktur, aber auch in Erzeugungskapazitiaten, angereizt, die zur
Auflosung von langfristigen und strukturellen Engpassen fithren (Dieckmann, [2008; Hak-
voort et al., 2009; Ringler, [2017).

Die Vernachlassigung der Handelskapazitdten und grenziiberschreitenden Effekte kon-
nen nach Newbery (2016) ein Risiko bei Investitionsentscheidungen und der Bestimmung
der vom KM zu allokierenden Kapazitat darstellen. Das kann zwar zu einer (moglicherwei-
se gewiinschten) Autarkie fithren, ist jedoch 6konomisch ineffizient. Das Beriicksichtigen
von Handelskapazitaten bei Investitionsentscheidungen empfehlen auch Mastropietro et al.
(2015) und Tennbakk et al. (2016). Sie sehen eine grenziiberschreitende Teilnahme an einem
[KM] als erforderlich an. Bei der Einfithrung von Kapazitatsmarkten in Grofbritannien und
in Frankreich wurde eine grenziiberschreitende Teilnahme allerdings erst auf Druck der
eingerdumt (Brunekreeft und Meyer, |2019; Bublitz, Keles, Zimmermann et al., 2019).
SchlieBlich kann auch durch die unilaterale Einfithrung eines KMl Handlungsdruck auf
den Regulator eines gekoppelten Marktgebietes mit EOMl hinsichtlich der Uberpriifung
und Anderung des Marktdesigns entstehen (Bhagwat, Richstein, Chappin, Iychettira et al.,
2017; Gore et al., 2016).

Tabelle 2.3.: Potentielle Entwicklung der Stromhandelskapazitat (Exporte (Exp.) und
Importe (Imp.)) in Gigawatt fiir die EU-27 (ohne Malta) inklusive Schweiz
und Norwegen aus dem Ten-Year Network Development Plan 2020 (2025er
Werte aus dem National Trends Szenario als Grundlage fiir den weiteren
Ausbau, European Network of Transmission System Operators for Electricity,
2020b) und 2022 (alle folgenden Werte, European Network of Transmission
System Operators for Electricity, [2022¢)

Handels- 2025
kapazitit (National 2030 2040 2050
[GW] Trends)

Szenario Exp. Imp. Exp. Imp. Exp. Imp. Exp. Imp.

Distributed o2 o910  1142 1013 1338 1209 1484 135.5
Energy

1

Global 932 891 1147 1014 1303 1171 1318 1186
Ambition

Trotz der zahlreichen nachweisbaren grenziiberschreitenden Effekte sind in einem
realen Marktumfeld mit hohen Handelskapazititen und implizit (oder mittels [FBMC)
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2. Forschungskontext

gekoppelten Spotmérkten diese grenziiberschreitenden Auswirkungen nicht ausreichend
untersucht. Denn viele Untersuchungen beziehen sich lediglich auf wenige Markte (z. B.
Ochoa und Gore, 2015; Ochoa und van Ackere, 2015alb) bzw. beriicksichtigen teilweise
eine synthetische Konstellation (da identische Marktgebiete) (z. B. Bhagwat, Iychettira
et al., [2014; Bhagwat, Richstein, Chappin, Iychettira et al., [2017). Deshalb werden mit
Zimmermann, Bublitz, Keles und Fichtner (2021) und Zimmermann und Keles (2023) zwei
Fallstudien vorgestellt, die unter Beriicksichtigung mehrerer gekoppelter Marktgebiete mit
realen Marktdesigns den Fokuspunkt auf Frankreich und die Schweiz setzen. Damit leisten
die beiden Fallstudien einen Beitrag zum Schlieflen der aufgezeigten Forschungsliicke.
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3. Agentenbasierte
Strommarkt-Simulation

Die abgeleiteten Forschungsfragen, die sich aus dem in Kapitel 2 angefiihrten Bezugsrah-
men ergeben, sowie die Auswirkungen von Entscheidungen im komplexen System des
Stromsektors, erfordern zur Beantwortung mathematische Modelle. Modelle werden unter
anderem zur Analyse von Trends, zum besseren Verstandnis von Zusammenhéngen oder
als Entscheidungsfindung und -unterstiitzung fiir verschiedenste Stakeholder verwendet
(Ventosa et al., 2005). Nach Bublitz (2019) weisen insbesondere Strommarkte durch die
zahlreichen Akteure mit unterschiedlichen Technologien eine komplexe Struktur auf.
Diese Komplexitat wird mit der Energiesystemmodellierung abgebildet.

In diesem Kapitel wird zunachst auf die Strommarktmodellierung im Allgemeinen ein-
gegangen (Kapitel [3.1), anschlieBend erfolgt ein Uberblick iiber das in dieser Dissertation
verwendete und erweiterte agentenbasierte Strommarkt-Simulationsmodell PowerACE in
Kapitel [3.2| Kapitel [3.3|beinhaltet die methodischen Erweiterungen, die im Rahmen dieser
Dissertation entwickelt werden. PowerACE erfordert fiir eine moglichst realitatsnahe
Untersuchung der energiewirtschaftlichen Zusammenhiange grof3e Mengen an Eingangs-
daten. Diese Eingangsdaten miissen gesammelt und aufbereitet werden, was in Kapitel[3.3.3]
eingehend beschrieben ist. Kapitel |3.4 enthalt schlieflich eine Zusammenfassung iiber
Ergebnisdaten, die vom Modell ausgegeben und bereitgestellt werden.

3.1. Strommarktmodellierung

In der Vergangenheit wurden zahlreiche Energiesystemmodelle entwickelt. Energiesystem-
modelle kdnnen nahezu beliebig komplex gestaltet werden und verschiedene Stufen der
energiewirtschaftlichen Wertschopfungskette integrieren: beginnend bei Vorkommen, iber
Forderung, Transport und Preisbildung von (Primér)Energietragern bis hin zu verschieden
nutzbaren Endenergieformen, wie beispielsweise Warme, Kalte, Licht oder mechanische
Arbeit. Die Bandbreite an existierenden Strommarkt- und Stromsystemmodellen sowie
deren Einsatzzweck wird u. a. von Bazmi und Zahedi (2011), Koltsaklis und Dagoumas
(2018), Most und Keles (2010), Ringler, Keles et al. (2016) und Sadeghi et al. (2017) zusam-
mengefasst. Bublitz (2019) verfasst eine ausfiihrliche Ubersicht iiber die Anforderungen zur
techno-okonomischen Modellierung von Stromsystemen und klassifiziert die eingesetzten
mathematischen Methoden.

Die Fragestellungen in dieser Dissertation erfordern eine Untersuchung von marktlichen
Effekten eines (weitestgehend) liberalisierten Stromsektors. Durch die Vielzahl unterschied-
licher Akteure auf liberalisierten Energieméarkten (z. B. Bublitz, [2019; Genoese et al.,[2010)
ergeben sich Wechselwirkungen, welche durch die Kopplung verschiedener Méarkte den
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3. Agentenbasierte Strommarkt-Simulation

Grad der Komplexitat erhohen. Dementsprechend sollte der Untersuchungsrahmen sowohl
einzelne Akteure (wie Unternehmen oder Konsumenten) als auch Institutionen (Regu-
latoren oder die Rolle der Netzbetreiber) abbilden. Dartiber hinaus sollten auf der einen
Seite detaillierte techno-6konomische Parameter, auf der anderen Seite eine geografisch
weitrdumige (unter Einbeziehung von verschiedenen Landern) Untersuchung durchge-
fuhrt werden, um moglichst umfassende Riickschliisse auf die Realitat zu ermoglichen.
Zeitlich sollte eine stiindliche Auflosung gewahrleistet sein, da wesentliche Kontrakte auf
stiindlicher Basis definiert werden (Genoese et al.,2010; Ringler, Keles et al.,[2017).

Da die grenziiberschreitenden Effekte sowohl einen langfristigen als auch einen kurz-
fristigen Entscheidungshorizont betreffen, sollte ein geeignetes Modell zur Beantwortung
der Forschungsfragen beide Dimensionen abbilden kénnen. Kurzfristige Entscheidungen
in den Modellen dienen oft der Bestimmung von Einsatzentscheidungen von Kraftwerken
mit einer Tragweite von teilweise einer Stunde und weniger. Langfristige Entscheidungen
in der Strommarktmodellierung betreffen oft Investitionen in Kraftwerke oder [EEl mit
einer Tragweite iiber mehrere Jahrzehnte. Diese Fragestellungen erfordern eine Model-
lierung, die gegebene marktliche Rahmenbedingungen miteinbezieht, aber nicht explizit
ein Zielsystem vorgibt (explorative Untersuchung). Ansonsten kann die Wirkung von
Marktdesigns nur schwer von Effekten durch eine anderweitige Zielsetzung (wie der
Klimaneutralitit) unterschieden werden. Dariiber hinaus sollen Marktdesigns auch derart
gestaltet sein, gewiinschte Ziele iber marktliche Anreizstrukturen, jedoch ohne direktes
ordnungsrechtliches Eingreifen zu erreichen. In der Konsequenz bedeutet eine explorative
Untersuchung aber auch, dass die Ergebnisse nicht notwendigerweise die Zielstellung,
wie die Klimaneutralitat oder eine ausreichende erreichen, beispielsweise aufgrund
fehlender Anreize.

Nach Ventosa et al. (2005) existieren mit Gleichgewichts-, Optimier- und Simulationsmo-
dellen drei wesentliche Methoden, die fiir die Strommarktmodellierung infrage kommen.
Fir die Beantwortung der formulierten Fragestellungen eignen sich nur bedingt Modelle,
die aus der Perspektive eines zentralen Planers agieren. Zentraler Planer kann z. B. ein Re-
gulator in einer monopolistischen Struktur sein, der die erforderlichen Leistungen zubaut,
um eine ausreichende ohne Nachfrageunterdeckung zu erreichen. Diese Perspektive
beriicksichtigen optimierende Modelle beispielsweise unter dem Ziel, die Systemkosten zu
minimieren. Diese Modellklasse eignet sich jedoch eher zur Beantwortung von normativen
Fragestellungen, wie z. B. der Zusammensetzung des optimalen Kraftwerksparks im Jahr
2050 unter Einhaltung der CO,-Neutralitat (Ringler, Keles et al., 2017).

Gleichgewichts- oder auch spieltheoretische Modelle nutzen zur Modellierung alge-
braische oder differenziale mathematische Gleichungen (Ventosa et al., 2005). So kénnen
energiepolitische Analysen durchgefiihrt, Investitionsentscheidungen unter Unsicherheit
analysiert, strategische Entscheidungen oder Marktmacht in oligopolistischen Systemen
untersucht werden (Hobbs, Helman et al.,|2001; Ventosa et al., 2005). Jedoch bieten diese
Modelle nicht nur begrenzte quantitative Aussagekraft, sondern beschréanken sich auch
auf rein qualitative Gesamtzusammenhange (Weber, [2005). Weiter kann nicht die einzel-
ne Entscheidung abgebildet werden, sondern im Fokus steht die Struktur, in dem diese
Entscheidungen getroffen werden (Richardson, 1991). Sobald technische Beschrankungen
wie Mindeststillstandszeiten oder Anfahrkosten von Kraftwerken beriicksichtigt werden
missen, sind Gleichgewichts- bzw. spieltheoretische Modelle eher ungeeignet, da oft Ver-
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einfachungen der energiewirtschaftlichen Komplexitat durchgefithrt werden miissen (z. B.
keine blockscharfe Abbildung der Kraftwerke) (Genoese, 2010). Dariiber hinaus erfordern
diese Modelle teilweise die Losung von Differenzialgleichungssystemen, infolgedessen die
mathematische Komplexitét sehr schnell ansteigt (Baldick und Hogan, 2001; Ventosa et al.,
2005).

Als ein geeignetes Instrument zur Untersuchung von Fragestellungen mit einem libe-
ralisierten Marktfokus erweisen sich ausdriicklich (agentenbasierte) Simulationsmodelle
(Deissenroth et al., [2017; Sensfufl, Genoese et al.,, 2007). Agentenbasierte Simulations-
modelle bilden ein System mit den einzelnen Akteuren ab. Das Ziel einzelner Akteure
ist nicht notwendigerweise kongruent hinsichtlich der optimalen Funktionsweise des
Gesamtsystems (unter Minimierung der Kosten), sondern sie verfolgen beispielsweise
eine individuelle Gewinnmaximierung. Die Akteursperspektive sollte nicht vernachlas-
sigt werden, da die Akteure wichtige Rollen im System einnehmen. Aus der Sicht des
Strommarkts konnen damit individuelle Akteure, wie Kraftwerksbetreiber, Industrieun-
ternehmen, Endkundenversorger, Netzbetreiber oder Regulatoren, von Agenten (je Typ
mindestens ein Agent, um verschiedene Zielsetzungen abbilden zu kénnen) repréasentiert
und deren Entscheidungen abgebildet werden (Genoese et al.,[2010). Entscheidungen der
Agenten konnen typischerweise eine kurzfristige (Kraftwerkseinsatz), aber auch eine lang-
fristige (Investitionen) Wirkung entfalten. Durch individualisierte Agenten konnen u. a.
strategisches Verhalten, unvollkommene Information/Mérkte, Portfolioentscheidungen
und Lernen modelliert werden (Fraunholz, 2021). Jedoch ist die Entscheidungsfindung
in den Modellen oft schwer zu validieren (Fraunholz, |[2021). Dariiber hinaus kénnen im
Simulationsmodell verschiedene Methoden, wie z. B. lineare Optimierung und Heuristiken,
miteinander kombiniert werden.

In dieser Dissertation wird — aus den vorgenannten Griinden — auf das etablierte agen-
tenbasierte Strommarkt-Simulationsmodell PowerACE zuriickgegriffen (siehe Kapitel [1.2),
um sowohl kurzfristige als auch langfristige Effekte, wie die zukiinftige Entwicklung von
gekoppelten Strommarkten, explorativ und deterministisch zu untersuchen. Besonders hin-
sichtlich der[AdElkann die Beriicksichtigung individuellen Verhaltens neue Erkenntnisse
zutage bringen, da mit der[ABM] basierend auf der Entscheidung eines Agenten, Kapazitat
nicht oder nur zeitverzégert zugebaut werden kann (im Kontrast zu zentralen Planern,
deren Zubau rechtzeitig erfolgen wiirde) (Genoese et al., [2010). Im Folgenden werden
die wesentlichen Funktionen und Methoden des agentenbasierten Strommarkt-Simulati-
onsmodell vorgestellt sowie die erfolgten Erweiterungen im Rahmen dieser Dissertation
beschrieben.

3.2. Agentenbasiertes Strommarkt-Simulationsmodell
PowerACE

In PowerACE werden die wesentlichen nationalen Strommarkte in Europa als einzelne

Marktgebiete beriicksichtigt. Das bedeutet, dass nationale Marktgebiete nicht weiter in

kleinere Gebotszonen mit ggf. eigenem Marktpreis aufgeteilt werden, wie es z. B. in Italien,
Norwegen oder Schweden durchgefiihrt wird. Benachbarte Marktgebiete sind in der Regel
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3. Agentenbasierte Strommarkt-Simulation

iiber das europiische Kontinentaliibertragungsstromnetz eng miteinander verbunden
und konnen Strom untereinander austauschen. Jedes einzelne Marktgebiet beinhaltet
verschiedene Agenten, die eine (vereinfachte) Rolle von real existierenden Akteuren in
diesem Markt reprisentieren. Ein schematischer Uberblick iiber die wichtigsten Agenten
in PowerACE befindet sich in Abbildung
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Abbildung 3.1.: Schematischer Uberblick der wesentlichen Teile des Strommarkt-Simu-
lationsmodells PowerACE; Aus Forschungsbeitrag [D|(Zimmermann und

Keles,

Die Funktionsweise von PowerACE wird in den folgenden Unterkapiteln beschrie-
ben. In Kapitel wird auf die Agenten und die kurzfristigen Spotmérkte sowie deren
Marktkopplung eingegangen. Anschlieffend erfolgt in Kapitel die Beschreibung der
langfristigen Investitionsentscheidungen im Modell. Danach folgt eine Einfithrung in die
Implementierung von Kapazitdtsmechanismen in PowerACE in Kapitel die fiir die
untersuchten Fragestellungen in den Fallstudien (Kapitel [4) relevant sind.

Balancing
demand

3.2.1. Simulation von kurzfristigen Markten

Jedes Marktgebiet implementiert einen Agenten fiir die Stromnachfrage. Der Agent erstellt
fir jede Stunde ein Nachfragegebot auf Basis einer exogen vorgegebenen stiindlichen
Stromnachfrage mit dem maximal méglichen Preis, sodass das Gebot moglichst jederzeit
vollstandig akzeptiert wird. Nachfrageflexibilitat wird von zusétzlichen Agenten abge-
bildet. Das kann entweder mit einer detaillierten Abbildung des Flexibilitatspotenzials
auf Prozessebene oder pauschal als ein Anteil der SpitzennachfrageEl modelliert werden.

! Es werden 2 % als konservative Abschiatzung angenommen. Gils (2014) bzw. Union for the Co-ordination of

Transmission of Electricity (2009a) gehen teilweise von Potenzialen von bis zu 4 % alleine im industriellen
Sektor aus.
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Der Anteil kann unmittelbar abgeregelt werden und die abgeregelte Nachfrage wird nicht
nachgeholt.

[EEl werden iiber Szenarien modellexogen als stiindliche Zeitreihe fiir jedes Marktgebiet
vorgegeben. Ein Agent erstellt fiir alle [EE] ein aggregiertes Gebot fiir jede Stunde zu ei-
nem Preis von 0 EUR/MWh. Hintergrund ist ein in vielen Féllen fiir [EEl vorgeschriebener
Einspeisevorrang (§ 11 EEG, Deutscher Bundestag, 2021), oft eine garantierte Einspeise-
vergutung (§ 19 ff. EEG, Deutscher Bundestag, 2021) sowie, im Falle von Wind oder [PV]
vernachlassigbare variable Kosten. Im Wesentlichen miissen Wartung und Instandhaltung
sowie Abschreibungen und Zinsen gedeckt werden.

Fiir die Bestimmung des Einsatzes der disponiblen fossil-befeuerten Kraftwerke werden
in jedem Markt einzelne Kraftwerksblocke zu Unternehmen zugeordnet. Die Unternehmen
werden jeweils von einem Agenten reprasentiert. Die Zuordnung zu einem Unternehmen
deckt sich meist mit dem Eigentiimerunternehmen. Jedoch sind viele kleine Kraftwerke
von Industrieunternehmen oder kommunalen Energieversorgern unter einem Agenten
subsumiert, um eine kleinteilige und folglich rechenintensive Aufteilung zu vermeiden.
Die Erstellung der Gebote fiir die Kraftwerke werden von Bublitz, Keles, Zimmermann
et al. (2019) oder Ringler, Keles et al. (2017) beschrieben und basieren im Wesentlichen auf
den variablen Kosten unter Beriicksichtigung von techno-6konomischen Parametern wie
Wirkungsgrad, installierter Leistung und Mindestleistung. Die variablen Kosten berechnen
sich aus exogen vorgegebenen Preisszenarien fiir Brennstoffe und [EUAS| (Zertifikat, das
zur Emission einer Tonne Kohlendioxiddquivalent berechtigt und im gehandelt
wird), dem Wirkungsgrad und brennstoffabhiangigen CO,-Emissionsfaktoren. Zusatzlich
werden technologieabhiangige variable Kosten, die z. B. aufgrund von Verschleif3 anfallen,
hinzuaddiert.

Sollte das Kraftwerk ausgeschaltet sein bzw. nicht iber den kompletten Gebotszeitraum
betrieben werden (z. B. aus 6konomischen Griinden), fallen beim Wiedereinschalten
Startkosten an. Startkosten konnen z. B. aufgrund eines hoheren Brennstoffverbrauchs zum
Autheizen von thermischen Kraftwerken entstehen und sind bestenfalls eine Anndherung
an die durch das Aufheizen entstehenden Kosten. Fiir die Berechnung der Startkosten wird
eine Marktpreisprognose fiir den Gebotszeitraum (24 Stunden des nachsten Tages) erstellt.
Anhand der variablen Kosten und des Kraftwerkszustands (aus- oder eingeschaltet) wird
eine Prognose tiber den Einsatz fiir den nachsten Tag erstellt. Die Startkosten werden
anschlieflend auf die Stunden mit ununterbrochener Laufzeit gleichméaflig verteilt und auf
den Gebotspreis aufgeschlagen.

Fir jeden Kraftwerksblock werden mehrere Gebote erstellt. Zunichst wird nur die
Mindestleistung auf Basis der variablen Kosten und der ggf. anfallenden stiindlich berech-
neten Startkosten angeboten. Okonomisch kann es sinnvoller sein, ein Abschalten eines
Kraftwerks (und damit Startkosten) zu vermeiden. Oft darf aufgrund einer Kontrahierung
als [FCRl oder ein Kraftwerk auch nicht ausgeschaltet werden. Deshalb konnen aus
okonomischen oder technischen Griinden Gebote unterhalb der variablen Kosten fiir
die Mindestleistung erstellt werden. Zwischen Mindest- und maximaler Leistung erfolgt
stufenweise ein immer héherer Aufschlag (sog. Markup) (zusétzlich zu den variablen und
ggf. den Startkosten) auf das jeweilige Gebot zur Deckung der langfristigen Kosten der
Kraftwerke.
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Speicheragenten konnen sowohl Strom anbieten als auch nachfragen. Deshalb kénnen
Angebots- und Nachfragegebote durch diesen Agententyp erstellt werden. Dieser Typ
reprasentiert vor allem Pumpspeicherkraftwerke, kann aber auch Batteriespeicher zukiinf-
tig einsetzen. Dabei werden mittels einer Optimierung iiber den Folgetag (24 Stunden)
unter Beriicksichtigung des Wirkungsgrads, der eingespeicherten Energiemenge (Speicher-
fullstand), der Leistungsbeschriankung fiir das Einspeichern (Pumpen) und Ausspeichern
(Turbinieren) sowie der maximalen Speicherleistung (Speichergrofie) die Gebote festgelegt.
Wahlweise kann ein preisbasierter oder residuallastglattender Speichereinsatz bestimmt
werden (Fraunholz, Zimmermann et al., 2017)

Obwohl in der Praxis mehrere kurzfristige Markte existieren (Day-Ahead und Intraday,
siche Abbildung|2.7), wird aufgrund der deterministischen Modellierung in PowerACE nur
ein Spotmarkt abgebildet (als Approximation aller Termin- und Spotmarkte fiir Energie),
der an die Funktionsweise des Day-Ahead Markts angelehnt istE| Zur Vereinfachung ist
dieser Spotmarkt die zentrale Plattform zum Handeln des kompletten im Modell nachge-
fragten und angebotenen Stroms. Dariiber hinaus wird angenommen, dass alle Spotmarkte
der Lander implizit miteinander gekoppelt sind.

Ohne Netzengpasse zwischen Marktgebieten stellt sich iiberall derselbe Marktpreis ein
(Abbildung2.12). Allerdings sind die Kapazititen der Interkonnektoren, iiber die Stromaus-
tausch zwischen Marktgebieten stattfindet, begrenzt. Sollte aufgrund des Marktergebnisses
ein Stromfluss zwischen den Marktgebieten entstehen, der iiber der Transportkapazitat
der Interkonnektoren liegt, folgt daraus ein Netzengpass. Mit einem Netzengpass zwi-
schen Marktgebieten kann eine Auftrennung des Marktes bzw. der Gebotszonen erfolgen
(Market Splitting) und somit konnen unterschiedliche Marktpreise in jedem Marktgebiet
gebildet werden (Abbildung [2.13). Damit ist der Netzengpass zwar aufgeldst, jedoch wird
im importierenden Marktgebiet eine weitere — in der Regel mit hoheren variablen Kosten
operierende - Erzeugungseinheit (bzw. exakter ein Gebot zu einem héheren Preis) benotigt,
damit die Nachfrage im Falle des Market Splittings gedeckt werden kann.

Die Modellierung der Marktkopplung, die von Ringler, Keles et al. (2017E| entwickelt und
beschrieben wird, nutzt exogen vorgegebene Werteﬂ zwischen allen verbundenen
Marktgebieten, um die Begrenzung der Interkonnektoren entsprechend beim Stromhandel

2 Die Preisobergrenze wird an der Obergrenze des Day-Ahead Marktes von 3000 EUR/MWh festgelegt. Der
Maximalpreis fiir den Day-Ahead Markt wurde im Mai 2022 auf 4000 EUR/MWh (European Network of
Transmission System Operators for Electricity, 2022d) angehoben, was in dieser Arbeit vernachléssigt
wird. Dariiber hinaus sind keine Unsicherheiten, wie z. B. Prognoseabweichungen der [EE}FErzeugung oder
Stromnachfrage im Modell beriicksichtigt. Mit groflerer Ndhe zum Erfiilllungszeitpunkt sinkt tendenziell die
Prognoseabweichung, sodass die Modellierung eher mit dem kontinuierlichen Intradaymarkt vergleichbar
ist, der aber mit 9999 EUR/MWh eine h6here Preisobergrenze aufweist (European Power Exchange,
2022). Um jedoch keine Erlose durch einzelne sehr hohe Preisspitzen zu iberschitzen, wird stattdessen
die Obergrenze des Day-Ahead Marktes von 3000 EUR/MWh als konservative Approximation gewéhlt.
Deshalb wird im weiteren Verlauf der Arbeit immer vom Spotmarkt als zusammenfassender Begriff aller
Strommaérkte gesprochen.

3 Angelehnt an den PCR EUPHEMIA-Algorithmus, mit dessen Hilfe die Marktraumung der nominierten

Strommarktbetreiber unter Beriicksichtigung von [FBMCl oder [ATCUNTC] durchgefiihrt wird (All NEMO

Committee, |2020).

Die[NTCHWerte werden verwendet, da keine langfristig allokierten Interkonnektorenkapazititen model-

liert werden und der gesamte Stromhandel iber den Spotmarkt abgewickelt wird. Damit wird[ATC| =

angenommen.
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zu bertcksichtigen. Alle Gebote werden zusammen mit den [NTC| d. h. Ober- und Un-
tergrenze fiir Flisse zwischen den Marktgebieten, als wohlfahrtsmaximierendes lineares
Optimierungsproblem formuliert und mithilfe eines Solvers geldst. Das Ergebnis ist ein
Marktpreis fiir jedes Marktgebiet, Ubertragungsfliisse zwischen den Marktgebieten und
eine Akzeptanzrate fiir jedes Gebot zwischen 0 % und 100 %. Da die Gebote fiir jeden
Kraftwerksblock einzeln abgegeben werden (d. h. es werden weder Portfolioentscheidun-
gen beriicksichtigt noch komplexe Gebote modelliert), kann aus der Akzeptanzrate auch
direkt die Einsatzentscheidung fiir jeden individuellen Kraftwerksblock bestimmt werden.
Hierbei werden etwaige technische Restriktionen vernachléssigt (wie z. B. Mindestleistung
oder Mindeststillstandszeiten), die durch die so definierte Einsatzentscheidung verletzt
werden.

Zur Vollstandigkeit wird an dieser Stelle auf Regelreservemarkte eingegangen, die nur
vereinfacht (Leistungsvorhaltung) abgebildet sind. Die Nachfrage nach den einzelnen Qua-
litatsstufen (Primar-, Sekundér- und Minutenreserve) wird exogen fiir jedes Marktgebiet
vorgegeben. Zu Beginn eines jeden Simulationsjahres wird ein Gebotsverfahren gestartet,
in dem alle geeigneten Kraftwerke einen Teil der installierten Kapazitat am Regelreserve-
markt fiir das folgende Jahr anbieten. Die individuell je Kraftwerk allokierte Leistung wird
somit fiir die Regelreserve vorgehalten und kann nicht mehr am Spotmarkt angeboten
werden. Anhand der Kraftwerkstechnologie wird differenziert, welche Qualitatsstufen ein
Kraftwerk anbieten kann. So wird angenommen, dass Kohle- und Kernkraftwerke fiir die
[ECR| geeignet sind. Fiir die @FRRI sind zusatzlich schnellstartende Gaskraftwerke zuléssig.
Fir die[mFRR]sind lediglich eine Mindestleistung sowie eine minimale Startzeit, im Modell
<1 Stunde, Voraussetzungen fiir eine Teilnahme.

Mit den Einsatzentscheidungen wird vor allem kurzfristig die Versorgung durch die
effiziente Allokation der vorhandenen Ressourcen gesichert. Zur langfristigen Sicherung
(einer hohen[AdE) werden allerdings Investitionen in Erzeugungsanlagen (oder im Falle
der Angemessenheit der Ressourcen auch in Nachfrageflexibilitat) benétigt, um auf alters-
bedingte Stilllegungen oder Veranderung der Nachfrage zu reagieren. Deshalb wird im
Folgenden die Methodik zur Bestimmung der Investitionsentscheidungen in Erzeugungs-
anlagen in PowerACE vorgestellt.

3.2.2. Investitionsentscheidungen in agentenbasierten Modellen

Investitionsentscheidungen im privatwirtschaftlichen Sektor basieren in der Regel auf
okonomischen Kriterien. In einem [EOMRegime werden fiir die Bewertung von Investiti-
onsentscheidungen vor allem die erwarteten Deckungsbeitriage beim Verkauf von Strom
miteinbezogen (Genoese et al., 2010) oder die Opportunitit, keinen Strom zu beziehen
(bei Nachfragetechnologien). Seit dem Absenken der monetédren Unterstiitzung diverser
Fordermechanismen sind Deckungsbeitrage vom Strommarkt auch immer relevanter fiir
[EEl(Direktvermarktung), jedoch existieren weiterhin Méglichkeiten zur Risikoabsicherung,
wie Subventionen oder fixierte Einspeisetarife, die [EE]l Investitionen stark beeinflussen
konnen. Auflerdem sind beim Ausbau der [EEl oft politische Ziele hinterlegt, sodass die
Entwicklungspfade im Modell zur Simplifizierung exogen vorgegeben sind. Investitionen
in Technologien zur Nachfrageflexibilisierung werden in dieser Arbeit nicht modelliert.
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Deshalb werden im Folgenden nur Investitionen in disponible konventionelle Kraftwerke
betrachtet.

Eine gestiegene Nachfrage bzw. altersbedingte oder ordnungsrechtlich bedingte Stillle-
gungen (Kohle- oder Kernenergieausstiege) konnen Ursachen fiir eine héhere Preiserwar-
tung sein. Diese Erwartung kann eine Entscheidung zur Investition in neue Erzeugungsan-
lagen zur Folge haben. Die Investition basiert zunéchst auf einer betriebswirtschaftlichen
Bewertung iiber die Vorteilhaftigkeit einer Investition, kann jedoch durch weitere — auch
weiche, wie z. B. Technologiediversifizierung — Kriterien erganzt werden. Die Erzeu-
gungsausbauplanung findet sich zahlreich in der wissenschaftlichen Literatur wieder. Ein
Uberblick dazu wird z. B. von Sadeghi et al. (2017) oder Koltsaklis und Dagoumas (2018)
erstellt.

PowerACE modelliert demnach den modellendogenen disponiblen Kraftwerksausbau. In
jedem simulierten Jahr bewerten Investitionsagenten verschiedene Investitionsoptionen.
Die Optionen werden modellexogen vorgegeben und konnen szenarioabhangig ausgewahlt
Werdenﬂ Diese Investitionsoptionen (in diesem Fall disponible Kraftwerke) beinhalten
techno-okonomische Parameter wie Wirkungsgrad, Bauzeit, Lebensdauer, Investitions-
ausgaben, fixe oder auch brennstoffunabhiangige variable Kosten. Schroder et al. (2013)
haben beispielsweise eine Ubersicht tiber diese Parameter sowie eine quantitative Ab-
schitzung zusammengestellt. Der gesamte iterative Investitionsprozess in PowerACE ist
in Abbildung [3.2 dargestellt.

Basierend auf einer Kapitalwertberechnung entscheiden die Agenten, ob eine Investiti-
onsoption zugebaut werden soll oder nicht. In die Berechnung flielen, neben den bereits
erwahnten techno-6konomischen Parametern, erwartete Zahlungen von verschiedenen
Mirkten ein. In PowerACE sind das vor allem Zahlungsfliisse aus Stromverkaufen iiber den
Spotmarkt. Zusatzlich werden Zahlungen aus Kapazitatsmarkten berticksichtigt, sofern
das jeweilige Marktdesign eine solche Zahlung vorsieht. Die erwarteten Zahlungen werden
dabei mithilfe der Spotmarktpreisprognose abgeschatzt, die in Kapitel 3.3.1]vorgestellt wird.
Ferner werden die variablen Kosten ¢"*" anhand der Gleichung 3.1 (aus Forschungsbei-
trag Keles, Bublitz et al.,2016) fiir Stunde h im Jahr a der betrachteten Investitionsoption
jberechnet. Diese erfordern die Einbeziehung der exogen vorgegebenen Preisszenarien
tar p°" und Brennstoffe pfe! sowie des Wirkungsgrads 7 der Investitionsoption j
zusammen mit den brennstoffunabhiingigen variablen Kosten c°ther.

fuel
ahj EF;
J n J ger+cjg)ther (3.1)

nj nj

var __
Cahj=

> Die Beschreibung der in dieser Dissertation angewandten Methodik fiir langfristige Investitionsent-
scheidungen basieren auf Forschungsbeitrag [C| (Zimmermann, Bublitz, Keles und Fichtner, [2021) und
Forschungsbeitrag @] (Zimmermann und Keles, [2023).
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Dabei sind:
[ j : Variable Kosten in Stunde & des Jahres a fiir Investitionsoption j
pcflulfi. : Brennstoffpreis in Stunde h des Jahres a fir Investitionsoption j
pc* : Preis des Jahres a
c]‘-’ther : Andere Betriebs- und Wartungskosten fir Investitionsoption j
EF,; : Emissionsfaktor fir Investitionsoption j
nj : Wirkungsgrad der Investitionsoption j
a : Jahr
h : Stunde eines Jahres
j : Investitionsoption

Wie in Abbildung [3.2| dargestellt ist, wird eine Kapitalwertberechnung fiir jede Investiti-
onsoption eines Agenten durchgefiihrt. Im Falle eines negativen Kapitalwerts wird die
entsprechende Option im Verlauf der iterativen Investitionsrechnung im betrachteten
Simulationsjahr nicht weiter beriicksichtigt. Verfiigt kein Agent (mehr) tiber eine profitable
Investitionsoption (Kapitalwert > 0), wird die Investitionsplanung fiir das laufende Simu-
lationsjahr beendet und ist damit abgeschlossen. Es folgt die Simulation des Spotmarkts
des Folgejahres.

Falls mindestens ein Kapitalwert positiv ist, wird die Investition mit dem hochsten
(positiven) Kapitalwert ausgewéahlt und anschlieend eine weitere Preisprognose unter
Hinzunahme dieser Option zu den operativen Kraftwerken erstellt. AnschlieBend wird der
Kapitalwert der hinzuzufiigenden Option erneut evaluiert. Diese wird mit einer neuen Preis-
prognose unter Beriicksichtigung der zu bewertenden Investitionsoption durchgefiihrt,
um die Kannibalisierung von hohen Marktpreisen durch die Investition in das Kraftwerk
bis hin zur Unrentabilitiat der Investition zu vermeiden. Aus demselben Grund werden
die prognostizierten Spotmarktpreise bei der Bewertung der Investitionsentscheidung
gedeckelt, um keine Investitionen durch eine Uberschitzung der Preisspitzen anzureizen.
Ist das Kraftwerk unter Beriicksichtigung der neuen Prognose weiterhin profitabel, wird
in die bewertete Kraftwerksoption investiert und im entsprechenden Marktgebiet vom
Agenten zugebaut. Danach beginnt eine neue Iteration mit Berechnung des Kapitalwerts
aller Investitionsoptionen, die zuvor auch profitabel gewesen sind.

Falls die Evaluation jedoch ergab, dass die Investitionsoption nicht profitabel wire, wird
diese Option verworfen und die nichste profitable Option mit dem nun héchsten Kapital-
wert untersucht. Dieser Prozess wird so lange wiederholt, bis keine Option mit positivem
Kapitalwert mehr existiert. Die Investitionsplanung fiir das betrachtete Simulationsjahr
ist somit beendet. (Zimmermann und Keles, 2023)
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ENDE des Simulationsjahres
START der Investitionsplanung

Nachfrage, Erzeugungstech-
nologien bzw. -profile, Initiale stindliche
Brennstoff- und EUA- Preisvorhersage
Preise, Handelskapazititen

Investitionsoptionen, Evaluation der Profitabilitit aller Baue die Investitionsoption mit der
zukiinftige Brennstoff- und Investitionsoptionen aller héchsten Profitabilitat und
EUA-Preise Agenten in allen Marktgebieten nutze die neue Preisprognose

!

Ja

Verwerfe alle unprofitablen
Investitionsoptionen «—Nein-
(mit einem Kapitalwert<0)

Investitionsoption
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|

Wihle die Investitionsoption mit der
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der Option in der Preisvorhersage
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Investitionsoption
vorhanden?

NTin

ENDE der Investitionsplanung
START des néchsten Simulationsjahres

Abbildung 3.2.: Vereinfachter Prozessiiberblick der Investitionsplanung in PowerACE aus
Forschungsbeitrag @ (Zimmermann und Keles, 2023)

3.2.3. Modellierung von Kapazitatsmechanismen in agentenbasierten
Modellen

Um Erkenntnisse vor dem Hintergrund der Implementierung von ziehen zu konnen,
sind detaillierte Abbildungen dieser Mechanismen erforderlich. Abbildung beinhal-
tet einen Uberblick der Mechanismen in verschiedenen europaischen Méarkten. Aus der
Abbildung ergeben sich die strategische Reserve, der zentrale und der dezentrale Kapazi-
tatsmarkt als die wesentlichsten Implementierungen fiir Europa. Alle Mechanismen sind
mit einer der im Folgenden beschriebenen Modellierung abgebildet. Die Implementierung
der verschiedenen [KMsist auch in Keles, Bublitz et al. (2016) und Zimmermann und Keles
(2023) aufgefiihrt.

Hinsichtlich der Modellierung der strategischen Reserve wird eine jahrliche Ausschrei-
bung der Gesamtkapazitit mit einem oberen Preisdeckel in Hohe des kosteneflizientesten
neu zu bauenden disponiblen Kraftwerks unterstellt. Zusatzlich wird eine technische
Restriktion auf Basis einer maximalen Startzeit vom kalten in den operativen Zustand
(Kaltstartzeit) festgelegt. Es wird angenommen, dass Kraftwerke, die einmal Teil der stra-
tegischen Reserve waren, danach nicht mehr am freien Markt teilnehmen diirfen. Fiir die
Ausschreibung beriicksichtigen die Agenten bei der Gebotserstellung fiir jedes verfiigbare
Kraftwerk das Maximum aus den fixen Kosten pro Jahr und den Opportunitatskosten aus
entgangenen Erlosen plus dem Optionswert aus den Aktivitdten an den Strommaérkten.
Ergebnisse zeigen, dass vor allem alte Kraftwerke mit wenigen verbleibenden Betriebsjah-
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ren an der Ausschreibung der strategischen Reserve teilnehmen. (Bublitz, Renz et al., 2015;
Keles, Bublitz et al., [2016; Zimmermann und Keles, [2023)

Der Abruf der Kraftwerke der strategischen Reserve erfolgt nur wenn die Nachfrage
das Angebot am Spotmarkt tibersteigt. Dabei wird das Kraftwerk mit den geringsten
variablen Kosten zuerst eingesetzt. Der Preis fiir die Energiemenge aus dem Einsatz der
strategischen Reserve wird mit dem maximal méglichen Spotmarktpreis veranschlagt,
welcher zur Deckung der Gesamtkosten der strategischen Reserve genutzt wird.

Die Modellierung des zentralen Kapazitatsmarkts basiert auf dem von ISO New
England Inc. (2009) eingesetzten Kapazitaitsmechanismus eines Forward Capacity Market.
Grundsétzlich bestimmt eine Regulierungsbehorde die geforderte Hohe von sicher ein-
setzbarer disponibler Leistung und beriicksichtigt dabei eine vordefinierte Reservemarge
fur ein zukinftiges Jahr a. Die Bestimmung dieser Parameter ist nicht trivial und wird in
der Praxis meist mit komplexen — in der Regel probabilistischen — Berechnungsmethoden
bestimmt. Fiir die Modellierung wird die Stunde der Spitzennachfrage beriicksichtigt oder,
im Falle der [EE| Leistungskredite bzw. Derating-Faktoren bestimmt. Die Berechnung der
Zielkapazitat wird basierend auf Keles, Bublitz et al. (2016) sowie Zimmermann und Keles
(2023) anhand von Gleichung 3.2| vorgenommen.

Spitze Spitze

Zielkapazitat, = (1 + R,)(D; — EE, — NetImporte;" ) (3.2)
Dabei sind:

Zielkapazitit, : Erforderliche gesicherte Leistung im Jahr a
R, : Reservemarge in Jahr a

Spitze .. .

a : Hochste Nachfrage im Jahr a
EE, : Sicher verfiigbare Leistung durch erneuerbare Energien im Jahr a
NetIm portegp "2¢ . Netto Importe in der Stunde der hochsten Nachfrage im Jahr a

Alle Agenten mit existierender disponibler Erzeugungsleistung im Kraftwerksportfolio
bieten mit einem Preis von 0 EUR/MW. Bei neu zu bauenden disponiblen Kraftwerken
muss ein Preis zwischen einer von der Regulierungsbehorde festgesetzten oberen und
untere Preisgrenze bestimmt werden. Die obere Preisgrenze wird im Modell mit dem Preis
fur die kosteneffizienteste neu zu bauende Investitionsoption CONE (Cost of New Entry)
festgesetzt und die untere Preisgrenze betragt 0 EUR/MW. Bei einem Kapazitatspreis von
0 EUR/MW und einer positiven Investitionsentscheidung wird ein Investor auch ohne
Kapazitdtsmarkt investieren, insofern keine anderen Einschrankungen, wie z. B. ein Leis-
tungsdeckel oder beschriankte Flachen, eingefithrt sind. Solche Einschrankungen kénnen
auch zu negativen Kapazitatspreisen fithren. Danach wird eine Liste mit allen abgegebenen
Leistungsgeboten erstellt. Mithilfe dieser Liste wird das Marktergebnis mit einer allokier-
ten Leistung bestimmt, die hoher oder gleich der Zielkapazitat ist. Das korrespondierende
Gebot definiert den Kapazitatspreis, den alle Kraftwerke erhalten (Einheitspreisauktion).

Die Bestimmung des eigentlichen Gebotspreises fiir neu zu bauende Kraftwerke wird
auf Basis des Kapitalwertverfahrens berechnet. Die Hohe des Gebotspreises wird so be-
stimmt, dass durch eine jahrliche Zahlung (sog. NetCONE) der Kapitalwert > 0 EUR/MW
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angehoben wird. Der NetCONE ist demnach der CONE abziiglich der erwarteten Einnah-
men auf anderen Markten. Neue Kraftwerke erhalten dabei den Preis fiir einen ldngeren
Zeithorizont, bestehende lediglich fiir ein Jahr. Alle zugeschlagenen Gebote mit neuen
Kraftwerken treffen danach die Investitionsentscheidung und bauen ein Kraftwerk (Keles,
Bublitz et al.,[2016; Zimmermann und Keles, 2023).

Kraft (2017) beschreibt im Detail, wie der franzosische dezentrale Kapazitatsmarkt
(Réseau de Transport d’Electricité,|2017) im agentenbasierten Strommarkt-Simulations-
modell PowerACE abgebildet wird. Dafiir wird zunéchst fiir jedes zukiinftige Jahr die
Referenzkapazitat in Hohe der zukiinftigen jahrlichen Spitzennachfrage zuziiglich eines
exogen vorgegebenen Sicherheitsfaktors bestimmt. Der Sicherheitsfaktor, der mit der
Referenzkapazitit multipliziert wird, kann sowohl grofler als auch kleiner eins sein (wenn
davon ausgegangen wird, dass z. B. ein Teil der Spitzennachfrage vom Ausland gedeckt wer-
den kann). Der Sicherheitsfaktor wird vom Ubertragungsnetzbetreiber oder dem Regulator
festgelegt.

An dieser Referenzkapazitit orientieren sich die Gro3verbraucher und Energieversorger
fur die Endkunden, wenn sie die Hohe des eigenen Bedarfs an sog. Kapazitatsobligationen
bestimmen. Dieser Bedarf leitet sich aus dem eigenen Anteil an der Referenzkapazitit ab
(also dem Anteil an der Spitzennachfrage). Bei vorhandener Nachfrageflexibilitiat kann ein
Verbraucher bzw. dessen Energieversorger den Anteil in Hoéhe der nicht flexiblen Nachfrage
beschaffen. Aufgrund der pauschalen Beriicksichtigung von Nachfrageflexibilitat iber
den Spotmarkt wird in den Untersuchungen in dieser Dissertation diese Moglichkeit
vernachlassigt.

Danach wird die Hohe der auszugebenden Kapazitatsobligationen ermittelt. Alle Erzeu-
ger bieten Kapazitatsobligationen in Hohe der eigenen installierten Leistung disponibler
Kraftwerke an. Dazu gehoren auch [EE] die in Hohe eines festgelegten Abschlags auf die
maximale Leistung (sog. Kapazitatskredit oder Derating) auch Obligationen ausgeben
konnen. Der Abschlag hangt von der Technologie und dem jeweiligen Beitrag in Spitzen-
lastsituationen zur Deckung der Nachfrage ab. Da die [EEFEinspeisung exogen vorgegeben
ist und meist eine Vergiitung iiber andere Mechanismen (wie das EEG, Deutscher Bundes-
tag (2021)) erfolgt, wird ein Preis von 0 EUR fiir die Obligationen angenommen. Bei den
disponiblen Kraftwerken werden die Differenzkosten bestimmt, die den Angebotspreis
der Obligationen festlegen. Die Differenzkosten werden anhand der erwarteten Erlse am
Spotmarkt sowie den anfallenden jéhrlichen (fixen) Kosten ermittelt, sodass die Rentabilitét
der Erzeugungseinheit positiv ist. (Zimmermann und Keles, |2023)

Anschlieflend erfolgt eine Auktion, die einen Marktpreis und ein Handelsvolumen fiir
die Kapazitatsobligationen bestimmt.

3.3. Modellerweiterungen im Rahmen dieser Dissertation

Im Rahmen der Dissertation bzw. der durchgefiihrten Fallstudien wird das Modell me-
thodisch und insbesondere raumlich erweitert. Wahrend in Artikel [Binur das deutsche
Marktgebiet im Fokus steht, folgt von Ringler (2017) die Integration der Marktkopplung
und die rdumliche Erweiterung mit den Landern Belgien, Frankreich und den Niederlanden.
Fiir Artikel |C| sind zusitzlich die Markte von Italien, Osterreich und der Schweiz model-
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[ Initiales Marktgebiet (Artikel B)

[ Erweiterung Artikel C

[l Erweiterung Artikel D

[ Erweiterung Zimmermann, Kraft et al. (2022)
Nicht berticksichtigt

Abbildung 3.3.: Raumliche Erweiterung der Modellierung um zuséatzliche Marktgebiete
fur die verschiedenen Forschungsartikel
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liert. Fiir Artikel [D]sind primér die mit dem franzdsischen Stromnetz direkt verbundenen
Strommarkte relevant, deshalb werden dariiber hinaus die Iberische Halbinsel (Portugal
und Spanien) sowie die Insel Grof3britannien dem Modell hinzugefiigt. Ferner werden die
Marktgebiete von Danemark, Polen und Tschechien eingebunden. In weiteren Arbeiten
werden zusétzlich Finnland, Norwegen und Schweden in die Modellierung integriert,
sodass nunmehr 16 Markte beriicksichtigt werden kénnen (Zimmermann, Kraft et al.,
2022). Die Erweiterung der Marktgebiete im Rahmen der einzelnen Forschungsartikel ist in
Abbildung [3.3| visuell aufbereitet. Alle Forschungsbeitrage werden mit unterschiedlichen
Eingangsdaten simuliert.

Als Folge der raumlichen Erweiterungen werden methodische Erweiterungen notwen-
dig, um grenziiberschreitende Effekte der Spotmarktkopplung bei der Preisvorhersage zu
beriicksichtigen (Kapitel [3.3.1) sowie Charakteristika einzelner Markte, wie die Speicher-
wasserkraft, abzubilden (Kapitel [3.3.2). Die grofle Anzahl an Marktgebieten erfordert eine
erhebliche Menge Eingangsdaten, die fiir die Modellierung auf- und vorbereitet werden
missen. Dies ist in Kapitel beschrieben. Schliefllich nimmt durch die Anzahl der
Marktgebiete gleichzeitig die Menge der Ergebnisdaten zu. Dies erh6ht den Aufwand fiir
die Auswertung und erschwert die Isolation von einzelner Effekte.

3.3.1. Spotmarktpreisvorhersage zur Bewertung langfristiger Investitionen in
agentenbasierten Modellen

Um langfristige Effekte des Strommarkts zu untersuchen, ist eine Analyse der Investitionen
erforderlich. Im Kontext dieser Arbeit sind deshalb Investitionen in Erzeugungsleistung als
ein Freiheitsgrad des Modells im Fokus. Um Investitionsentscheidungen zu treffen, sind in
einem liberalisierten Marktumfeld Preisvorhersagen eine wichtige Basis zur betriebswirt-
schaftlichen Evaluation eines Investments (z. B. Koltsaklis und Dagoumas,|2018). Historisch
bedingt wird in PowerACE lediglich ein Marktgebiet modelliert. Deshalb entstanden In-
vestitionsentscheidungen aus einer ,Inselbetrachtung” heraus. Damit werden Effekte auf
Strompreise durch gekoppelte Markte nur begrenzt (z. B. iiber statische grenziiberschrei-
tende Fliisse) beriicksichtigt. Wie in Kapitel |2.3| gezeigt wird, gibt es einen Einfluss aus
grenziiberschreitenden Stromfliissen in gekoppelten Strommaérkten, der in Investitionsrech-
nungen beriicksichtigt werden sollte, um die betriebswirtschaftliche Vorteilhaftigkeit von
Investitionen in Kraftwerke nicht fehlerhaft einzuschatzen. Mogliche Fehleinschatzungen
konnen folglich auch die unmittelbar beeinflussen. Deshalb miissen die langfristi-
ge Strompreisprognose (im Folgenden dargestellt) sowie die Methodik zur Bewertung
und Bestimmung der Kraftwerksinvestition angepasst werden (in Fraunholz, Keles et al.
(2019), Zimmermann, Bublitz, Keles und Fichtner (2021) und Zimmermann und Keles
(2023) dargestellt). Bei der Bewertung von Investitionen im energiewirtschaftlichen Sektor
werden lange Zeitraume in der Zukunft betrachtet, da die Investitionen langfristig (meist
fir mehrere Jahrzehnte) getatigt werden. Deshalb ist die Herausforderung eine Prognose
tiir zukiinftige Spotmarktpreise zu erstellen, die zu einem groflen Teil mit Unsicherheiten
behaftet sind und auch von dieser Investition selbst (zu einem kleinen Teil) beeinflusst
werden konnen. Dariiber hinaus sollte die Komplexitat des Modells handhabbar bleiben.
Insbesondere vor dem Hintergrund der zusatzlichen Marktgebiete wird der Zeitaufwand
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fur die Bewertung der Investitionsoptionen mit anschlieBender Investitionsentscheidung
deutlich hoher. So werden an einigen Stellen Vereinfachungen vorgenommen, um die
Komplexitat zu reduzieren, damit in einer akzeptablen Zeit Ergebnisse vorliegen.

Infolgedessen wird das lineare Optimierungsproblem aus der Simulation der Spotmarkt-
kopplung von Ringler, Keles et al. (2017) adaptiert und fiir die langfristige Preisprognose
als Approximation fiir alle Stromhandelsprodukte angewandt. Fiir jede einzelne Stunde
eines betrachteten Jahres in der Zukunft wird das Optimierungsproblem unabhéngig ge-
16st, damit die grenziiberschreitenden Effekte in die Preisprognose einbezogen werden
(Zimmermann und Keles, 2023):

Zielfunktion:
max, Y [( D, pa-Qa-a)— (), ps-Qs-q5)] Vhe H (3.3)
meM dGDm’h SESm,h

Unter den Nebenbedingungen:

0<g;<1 Vs€S,n, VmeM VYheH (3.4)
0<qgs<1 vd € D, VmeM VheH (3.5)
> Qg+ Y, Enoin)
deD,,p, ineMy, ,
= > @+ ), Eouwom) vmeM vheH (3.6)
SESmp outeM; ,
0 < Eour—inh < Egusinp Yout,ine M VYhe H (3.7)

Dabei sind:

Entscheidungsvariablen
q : Akzeptanzrate
Eout—in : Austauschfluss von Marktgebiet out nach Marktgebiet in

Parameter

P : Gebotspreis

Q : Gebotsvolumen
max

ontsin - Maximaler Austauschfluss von Marktgebiet out nach Marktgebiet in
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Indizes

h : Betrachtete Stunde

d : Nachfragegebot

s : Angebotsgebot

m : Marktgebiet

out : Exportierendes Marktgebiet

in : Importierendes Marktgebiet
Mengen

M : Simulierte Marktgebiete

My, : Marktgebiete verbunden mit Marktgebiet m
D, : Nachfragegebote des Marktgebiets m
Sm : Angebotsgebote des Marktgebiets m
H : Stunden der Preisvorhersage

Das Ziel der Optimierung ist die Gesamtwohlfahrt iber alle Marktgebiete zu maximieren
(Zielfunktion|3.3). Nebenbedingungen|[3.4und[3.5|beschrinken dabei die Akzeptanzrate der
Gebote zwischen null und eins. Nebenbedingung [3.6|bilanziert die Energiefliisse innerhalb
eines Marktgebietes, sodass die Nachfrage gleich dem Angebot abziiglich der Exportfliisse
zuziglich der Importfliisse betragt und Nebenbedingung [3.7|limitiert die Handelskapazitat
der Interkonnektoren. Um die Komplexitit zu reduzieren, ohne wesentliche Informatio-
nen zu verlieren, werden einige Vereinfachungen vorgenommen: Diese Preisprognose
wird bei Investitionsentscheidungen zunachst fiir jedes zweite Jahr durchgefithrt. Nach
Uberschreiten des 10. Jahres wird die letzte Preisprognose festgesetzt und konstant fiir
die weiteren Jahre extrapoliert. Die installierte Kraftwerksleistung sowie deren Verin-
derungen, wie Stilllegungen oder Investitionen, werden hingegen maximal 5 Jahre in
die Zukunft betrachtet, um weder eine Uber- noch eine Unterschiatzung der installierten
Leistung vorzunehmen. Preisszenarien fiir Brennstoffe und [EUAs| fiir die Berechnung der
variablen Kosten der Kraftwerke sowie die Einspeisung der [EEl werden hingegen auch
nach 5 Jahren beriicksichtigt (Zimmermann und Keles, [2023).

Eine dhnliche Methode fiir die Vorhersage von zukiinftigen Preisen ist von Fraunholz,
Keles et al. (2019) beschrieben. Diese ist allerdings zeitgekoppelt (beispielsweise tiber
eine Woche), was eine deutlich hohere Rechenzeit zur Folge hat als der in dieser Arbeit
gewihlte Ansatz.

3.3.2. Einsatzmodellierung von Speicherwasserkraftwerken in
agentenbasierten Modellen

In einigen Marktgebieten, wie beispielsweise der Schweiz oder Norwegen, haben Wasser-

kraftwerke wesentliche Anteile an den installierten Erzeugungskapazitaten. Der Einsatz

von Wasserkraftwerken ist allerdings immer dargebotsabhangig und teilweise schwer zu
prognostizieren. Es besteht eine jahreszeitliche Abhangigkeit durch auftretenden Nie-

66



3.3. Modellerweiterungen im Rahmen dieser Dissertation

Speicherfillstand — Speicherwasser —— Laufwasser ‘

gl 14000

6 -1 3000

Speicherfiillstand [TWh]
Monatliche Erzeugung [GWh]

2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

Abbildung 3.4.: Historischer Speicherfiillstand und die monatliche Erzeugung durch
Wasserkaftturbinen (ohne Pumpen) in der Schweiz (Bundesamt fir
Energie, 2022alb)

derschlag oder Schmelzwasser, die — unmittelbar oder mit zeitlichem Verzug — Flis-
sen und Bachen zugeleitet werden. Im agentenbasierten Strommarkt-Simulationsmodell
PowerACE werden drei verschiedene Wasserkraftwerkstypen unterschieden: Laufwasser-,
Speicherwasser- und Pumpspeicherkraftwerke (angelehnt an European Network of Trans-
mission System Operators for Electricity, 2019).

Laufwasserkraftwerke befinden sich in oder angrenzend an Flussldufen, haben keine
oder lediglich geringe Speicherméglichkeiten (Anderson et al., 2015, European Network of
Transmission System Operators for Electricity, 2019) und werden auf der Basis historischer
Erzeugungszeitreihen in das Modell integriert. Den Kraftwerken wird eine nur begrenz-
te Steuerungsmoglichkeit unterstellt, sodass im Modell keine Variation der Erzeugung
vorgesehen ist (diese werden wie [EElin den Markt geboten).

Speicherwasserkraftwerke sind an eine oder mehrere grofle Talsperren angeschlossen
und konnen bedarfsabhéngig Wasser aus den Talsperren ableiten und zur Stromerzeugung
nutzen. In Kombination mit einer Pumpe und mindestens zwei Wasserbecken auf unter-
schiedlichen Hohenniveaus konnen Wasserkraftwerke auch als Stromspeicher genutzt wer-
den (sog. Pumpspeicherkraftwerke). Hinsichtlich der Differenzierung von Speicherwasser-
und Pumpspeicherkraftwerken sind jedoch einige Annahmen zu treffen. Oft finden sich in
der Praxis komplexe Kombinationen aus Pumpen und Turbinen in gréfieren sog. Kaska-
denstrukturen, teilweise mit mehreren Zwischenbecken, die jeweils mit Turbinen, aber
nicht zwingend mit Pumpen ausgestattet und nicht unbedingt in Reihe angeordnet sind.

Wasser aus Fliissen und Bachen wird (insbesondere in Gebirgsregionen) in Talsperren
oder (ktnstlich angelegten) Seen zuriickgehalten. Beispielhaft fiir die Schweiz sind in
Abbildung 3.4/ monatliche historische Speicherfiillstinde und die kumulierte Erzeugung
von Lauf- und Speicherwasserkraftwerken dargestellt. Aus den Daten sind saisonale
Effekte wie z. B. das Auftreten von Schmelzwasser an den Speicherfillstinden, aber auch
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am Einsatz der Laufwasserkraftwerke ablesbar.

Wihrend der Einsatz der flexiblen konventionellen Kraftwerke durch Kosten fiir Ein-
gangsressourcen wie Brennstoffe oder EUAs|(also den kurzfristigen Grenzkosten) maf3-
geblich bestimmt wird, ist die Bestimmung des Einsatzes der Wasserkraft von Opportuni-
tatskosten abhangig, die sich aus der verfiigbaren (zukiinftigen) Wassermenge und der
zukinftigen Preiserwartung ableiten (z. B. Flach et al.,[2010; Steeger et al., 2014).

Im Modell wird deshalb die verfiigbare Wassermenge durch historische Zeitreihen und
die zukiinftige Preiserwartung durch eine modellendogene Preisvorhersage bestimmt. Auf-
grund der aufwéndigen Datenbeschaffung und der hohen Komplexitat einer detaillierten
Modellierung werden alle Wasserkraftwerke in PowerACE je Marktgebiet zur Vereinfa-
chung aggregiert und die spezifische Beriicksichtigung von technischen Anforderungen
wie Speicherbecken oder Rohrleitungen weitestgehend vernachlassigt. Mit entsprechenden
konservativen Annahmen soll eine hinreichende Genauigkeit fiir ein Marktmodell, das
weitestgehend fiir Untersuchungen auf Landerebene verwendet wird, erreicht werden.

Fiir Pumpspeicherkraftwerke wird bereits eine Methodik fiir die Einsatzentscheidungen
von Fraunholz, Zimmermann et al. (2017) fir PowerACE entwickelt. Im Folgenden wird
eine Abbildung fiir Speicherwasserkraftwerke vorgestellt. Aufgrund der bereits hohen
Komplexitit, die zu langen Rechenzeiten des Modells fithrt, werden keine stochastischen
Einfliisse hinsichtlich der Zufliisse, Speicherfiillstdande und Einsatzentscheidungen abgebil-
det.

Durch die in absehbarer Zeit weiter zunehmende Erzeugung von variablen [EE| konnen
Speicher und dabei insbesondere Speicherwasserkraftwerke als Komplement fiir Zeiten
mit Dunkelflauten eine wesentliche Rolle zur Erfiillung einer hohen Versorgungssicher-
heit und einnehmen. Auf die lange Frist ist deshalb weder eine Vernachlassigung
des Kraftwerkstyps noch eine Beriicksichtigung mit historischen Profilen angemessen.
Bislang wurden Speicherwasserkraftwerke iiber eine lineare Regression abgebildet (siehe
Forschungsbeitrag |Cl Zimmermann, Bublitz, Keles und Fichtner (2021)). Das muss jedoch
nicht unbedingt eine geeignete Methode sein, um einen Speicherwasserkraftwerkseinsatz
abzubilden. Dartiber hinaus kann durch den Ausbau der [EE] eine Verénderung des Ein-
satzes zur Historie erfolgen, da vor allem in Zeiten von Dunkelflauten die Leistung der
Speicherwasserkraftwerke zur Sicherstellung der bendtigt wird. Da die geografischen
Modellgrenzen immer mehr Marktgebiete einschlieflen, die hohe Kapazititen der Speicher-
wasserkraft einsetzen, ist die Entwicklung einer Methodik zur Bestimmung des Einsatzes
jedoch vorteilhaft, die regionale Gegebenheiten implizit berticksichtigt. Die Modellierung
sollte deshalb sowohl die saisonalen Schwankungen, die zur Verfiigung gestellte Flexibilitat,
als auch die Erlosmoglichkeiten auf dem Strommarkt abbilden. Deshalb wird eine Methodik
in das Modell implementiert, die den stiindlichen Einsatz der Speicherwasserkraftwerke
fur das jeweilige Marktgebiet komplett modellendogen anhand des Wetterjahres auf Basis
historischer Erzeugungsdaten, des zeitlichen Speicherfillstandverlaufs, der Speichergrofie
sowie der modellendogenen Strompreisprognose bestimmen kann.

Zunichst erfordert die Modellierung eine Beschaffung von marktgebietsspezifischen
historischen Daten. Zum einen wird die historische Erzeugung und zum anderen der
historische Speicherfillstand der Speicherwasserkraftwerke benétigt. Die Erzeugung und
der Speicherfiillstand sind abhangig vom Wetterjahr (wie in Abbildung [3.4 erkennbar ist)
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und liegen in unterschiedlicher zeitlicher Auflosung VOI‘E| Diese Daten mussten entweder
tiber die Transparency Platform der oder tiber das Bundesamt fiir Energie (2018)
zusammen mit Bundesamt fiir Energie (2022a) gesammelt werden. So ist der Speicherfiill-
stand nur in wochentlicher, die Erzeugung jedoch in stiindlicher Auflésung Verfiigbalﬂ
Uber Speicherfiillstand und die historische Erzeugung kann niherungsweise das Was-
seraufkommen bestimmt werden. Jegliche Zeitreihen werden auf wochentlicher Basis
zusammengefasst.

START des Simulationsjahres
START der Speicherwasserkrafteinsatzplanung
Setze Iteration i=1

Stromnachfrage, Kraftwerks- Marktgebietsspezifische stiindliche
technologien, [EE} Profile, Preisvorhersage fiir das folgende Jahr
Brennstoff und [EUA} Preise, unter Beriicksichtigung des ]
Interkonnektorenkapazitaten Wasserkrafteinsatzes

Erlosmaximierende Wasserkraft-

Jahrliche historische Erzeugung, cinsatzplanung des Teils n(i)

Speicherfillstande, . .
Erzeugungskapazitit von insgesamt N :I‘ellen der
Erzeugungsleistung C (Eq. t

i=i+1

Niin
ENDE der Speicherwasserkrafteinsatzplanung
START der Spotmarkt Simulation
Abbildung 3.5.: Vereinfachter Prozessiiberblick der Speicherwasserkraftmodellierung in
PowerACE.

® Wetterjahrabhingige Daten fiir Wasserkraftwerke finden sich entweder bei European Network of Trans-
mission System Operators for Electricity (2021c) fiir die Wetterjahre bis 2017 oder bei European Network
of Transmission System Operators for Electricity (2022f) fir die Jahre danach.

Annahme: Die Daten des Speicherfillstands sind in MWh potenzieller Energie verfiigbar. Leider ist aus
den Daten der Plattform nicht ersichtlich, in welcher spezifischen Einheit die Zeitreihen veréffentlicht
werden (siehe Europaische Kommission, [2013; European Network of Transmission System Operators
for Electricity, 2016). Davon ist abhédngig, ob ein Wirkungsgrad (1) beim Speicher beriicksichtigt werden
muss. Sollte die Annahme nicht zutreffen, fithrt das jedoch lediglich zu einer konservativen Betrachtung
des Einsatzpotentials von Speicherwasserkraftwerken, was bei Analysen der[AdE| nicht schidlich ist.
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Dariiber hinaus wird die historische Erzeugung OHy ,, fiir jede Woche w € W fiir ein
Wetterjahr Y mit dem Wirkungsgrad n einer Wasserkraftturbine angepasst und auf das
Speichervolumen angerechnet. Das Wetterjahr Y korrenspondiert mit dem Wetterjahr, das
in anderen Teilen des agentenbasierten Modells verwendet wird, z. B mit dem der[EEl Dazu
wird der Zufluss IHY, fiir das Wetterjahr Y fiir jede Woche w € W anhand des historischen
Speicherfiillstands in LHY und LHY, ; berechnet. Als untere Grenze wird null gesetzt, da
sowohl Verdunstung als auch ein Ablassen von Wasser ohne zu turbinieren vernachléssigt
wird.

Um Flexibilitat durch den Einsatz der Speicherwasserkraftwerke zu erhalten, aber nicht
den kompletten Fiillstand freizugeben (da ansonsten bei einer jahrlichen Optimierung
in der Modellierungsumgebung ohne weitere Annahmen der Speicher am Ende jeden
Jahres komplett entleert wird), wird ein “Atmungsfaktor” ® eingefithrt. Dieser wird in
Prozent (z. B. 10 %) angegeben — muss unter 100 % liegen — und definiert die mogliche
Abweichung vom historischen Speicherfiillstand LHY, fiir eine Woche w im Wetterjahr
Y als Freiheitsgrad fiir die Optimierung. Durch den Faktor wird ein Fiillstandsband, in
dem sich der wochentliche Fiillstand [,, bewegen darf, gebildet: L,, < I,, < L,,. Das obere
Limit wird anhand der Gleichung L,, = LHY - (1 + ®) und das untere Limit anhand der
Gleichung L., = LHV};- (1 — @) bestimmt. Beide Gleichungen missen fiir alle w € W eines
Jahres berechnet werden. Das initiale Volumen wird auf den letzten verfiigbaren Stand des
Vorjahres des historischen Wetterjahres Y gesetzt: [, = LHVYVr;aIx. Zusatzlich ist das gesamte
Speichervolumen L der Talsperren und Seen auf einen maximalen Wert begrenzt I, < L,
falls L,, > L fiir 3w € W.

Da in einigen Marktgebieten die Speicherwasserkraftwerke sehr hohe installierte Kapa-
zitdten im Vergleich zur jeweiligen Spitzennachfrage aufweisen, muss davon ausgegangen
werden, dass die Speicherkraftwerke nicht ausschliellich Preisnehmer sind. Dariiber hinaus
bietet das agentenbasierte Modell PowerACE keine geschlossene Optimierung inklusive
impliziter Beriicksichtigung der Preiseffekte der Speicherwasserkraftwerke. Deshalb wird
fir jedes Marktgebiet ein Agent zur Gebotserstellung der Speicherwasserkraftwerke ein-
gefithrt. Durch einen iterativen Modellierungsansatz werden Kannibalisierungseffekte der
eigenen Ertriage durch den eigenen Einsatz eines Wasserkraftwerks verhindert oder zumin-
dest verringert. Schlie8lich wird der Speicherwasserkraftwerkseinsatz fiir das jeweilige
Marktgebiet bestimmt.

Die iterative Methodik ist in Abbildung [3.5|dargestellt. Diese Methodik ist ahnlich fiir
die Bestimmung der Ladevorgénge fiir Elektrofahrzeuge, wie sie von Ensslen et al. (2018)
und Garcia-Villalobos et al. (2014) verwendet wird. Der folgende Ansatz determiniert den
Einsatz fir ein komplettes Kalenderjahr.

Zu Beginn eines Simulationsjahres wird eine Preisvorhersage gestartet, die der in Ka-
pitel [3.3.1] vorgestellten Methodik entspricht. Auf Basis dieser Preisvorhersage wird der
Einsatz der Speicherwasserkraft oy, fiir alle Stunden h € H auf Basis des linearen Opti-
miermodells (Formeln berechnet (in Anlehnung an die Methodik von European
Network of Transmission System Operators for Electricity (2019) fiir Reservoirs). Aller-
dings wird jeweils nur der Teil n (z. B. bei N = 20 betragt n = 2—10) der Erzeugungsleistung

C verwendet, um Kannibalisierungseffekte beim Einsatz zu beriicksichtigen und ggf. zu
vermeiden.
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Historie Band +® —— Modell

Speicherfullstand [TWh] fir ® = 10 %

Speicherfullstand [TWh] fiir ® = 20 %

2016

Abbildung 3.6.: Historischer und modellierter Speicherfiillstand der Speicherwasserkraft-
modellierung in PowerACE fiir die Schweiz fiir das Jahr 2016 mit einem
“Atmungsfaktor” von ® = 10 % bzw. ® = 20 %
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Starker Wasserzufluss kann beispielsweise dazu fithren, dass der Speicherfiillstand
auflerhalb des oberen L,, Speicherlimits fiir eine Woche w € W liegt und das Optimierungs-
problem nicht-16sbar wird. Deshalb werden die Schlupfvariablen p,, und P, fur alle Wochen

w € W fiir eine Uber- oder Unterschreitung des Speicherfiillstands in die Gleichung zur

Geplant Y
0, OHY

Berechnung des Speicherfiillstandes [,,, 1 = [,,— %” - +1 H&C—/_)W+ P, eingefithrt

und die positiven Werte der Schlupfvariablen p,, und p,, mit einem Strafterm I" > 0 in der
Zielfunktion (3.8| belegt. Somit ist das Problem hinsichtlich des Speicherfiillstands nicht
mehr restriktiv und das Problem lésbar.

Eine Woche w € W wird immer auf Basis einer Stunde des Jahres h € H zugeordnet und
h

startet mit Woche 1 (die Stunden starten mit 0): w = LEJ + 1.

Den Speicherwasserkraftwerken wird ein erlésmaximierendes Verhalten unterstellt. Fiir
jedes Marktgebiet m, welches Speicherwasserkraftwerke nutzt, wird in jeder Iteration i

das folgende lineare Optimierungsproblem unabhéngig fiir ein Jahr geléstﬂ

Zielfunktion:

max, Z [P;/orhersage . Oh] -T- Z [Z)W + Bw] (3.8)
heH wew

Strafterm fiir Uber- oder
Unterschreitung des

Speicherbandes
Unter den Nebenbedingungen:

Iy = LHY 7k (3.9)
L,=LHY-(1-®) Yw (3.10)
L,=LHY-(1+®) Vw (3.11)

Geplant Y
o, O OH,
Lyi1 = W——h— h + W+IH‘,Y\,—/_)W+p vw (3.12)
n n -
L,<l,<L, vw (3.13)

l,<L vw (3.14)

0<o,<C vh (3.15)

0<p, Yw (3.16)

0<p Vw (3.17)

8 Aus Griinden der Lesbarkeit wird die Notation ohne die Iteration i gefiihrt
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Dabei sind:

Entscheidungsvariablen

op : Einsatz in Stunde h

Pu : Schlupfvariable bei tiberschrittenem Speicherfillstand fiir Woche w
P, : Schlupfvariable bei unterschrittenem Speicherfillstand fiir Woche w
L, : Speicherfiillstand in Woche w

Parameter

P;Yorhersage : Preisvorhersage fiir Stunde h

O}? eplant : Bereits in einer vorherigen Iteration geplanter Einsatz fiir Stunde h
r : Strafterm bei tiber- oder unterschrittenem Speicherfiillstand

L, : Oberes Speicherband in Woche w

L, : Unteres Speicherband in Woche w

LHY : Historischer Speicherfiillstand in Woche w fiir Wetterjahr Y

OHY : Historischer Einsatz in Woche w fiir Wetterjahr Y

IHY : Historischer Zufluss in Woche w fiir Wetterjahr Y

L : Maximales Speichervolumen

o : Atmungsfaktor

n : Wirkungsgrad

C : Installierte Kapazitat

Y : Historisches Wetterjahr

N : Anzahl der Iterationen

Indizes

h : Betrachtete Stunde

w : Betrachtete Woche

Mengen

w : Menge aller Wochen w eines Jahres

H : Menge aller Stunden h eines Jahres

I : Menge aller Iterationen i

.. . . . . Geplant
Nachdem das Optimierungsproblem geldst ist, wird der Einsatz in Parameter O, cpian

fir alle h € H gesetzt und bei den folgenden Iterationen i + 1,..., N in der Preisvorher-
sage berticksichtigt. Anschlieffend wird der Iterationszéhler i erhoht und eine weitere

. .. c 1. . . Gepl
Preisvorhersage unter Beriicksichtigung des geplanten Speichereinsatzes O, P o rstellt.
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Die Iterationen werden so lange wiederholt, bis i > N und damit das Abbruchkriterium
erreicht ist. AnschlieBend erfolgt die Simulation des taglichen Spotmarkts.

Historie Band +® —— Modell

10 %

80 |- n

Speicherfillstand [TWh] fiir ®

80 - n

Speicherfillstand [TWh] fir ® = 20 %

2017

Abbildung 3.7.: Historischer und modellierter Speicherfiillstand der Speicherwasserkraft-
modellierung in PowerACE fiir Norwegen fiir das Jahr 2017 mit einem
“Atmungsfaktor” von ® = 10 % bzw. ® = 20 %

Anzumerken ist, dass der maximale Speicherfiillstand bzw. die Limits L,, oder L,, durch
die wochentliche Betrachtung in einigen Stunden tiber- oder unterschritten werden konn-
ten. Im Laufe der betrachteten Woche wird der Speicherfiillstand durch die gesetzten
Grenzen in der Optimierung wieder korrigiert. In den Abbildungen und sind
die Speicherfiillstande (historisch und modelliert) fiir die Schweiz (beispielhaft fiir das
Jahr 2016) und Norwegen (beispielhaft fiir das Jahr 2017) dargestellt. Dariiber hinaus ist
das dazugehorige Band, in dem sich der Speicherfiillstand des Modells bewegen darf (L,,
bzw. L,,), mit zwei unterschiedlichen Atmungsfaktoren markiert. In den Abbildungen wird
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deutlich, dass der modellierte wochentliche Speicherfiillstand immer innerhalb des Bandes
verlauft.

3.3.3. Eingangsdatenverarbeitung und -aufbereitung

Um detaillierte Untersuchungen mit Energiesystemmodellen zu erstellen, sind umfangrei-
che Eingangsdaten notwendig. Einige Institutionen (wie z. B. die nationale Regierungen
oder transnationale Institutionen wie die Internationale Energieagentur (IEA)) beauftra-
gen Studien oder erstellen sie selbst, die sich mit der Entwicklung des Energiesystems
beschiftigen. Die Studien beziehen dabei in der Regel volkswirtschaftliche Daten im Er-
stellungsprozess mit ein. Diese Studien zeigen konsistente Szenarien iiber einen grofieren
geografischen Rahmen, teilweise sogar weltweit. Allerdings bieten diese Szenarien nur
einen begrenzten Uberblick z. B. iiber die zeitliche Entwicklung der Energienachfrage,
-preise oder den[EEFAusbau. Dafiir eignen sich diese Szenarien als konsistente Eingangs-
daten fir detailliertere Analysen von Teilen des Energiesystems, wie beispielsweise fiir
das Stromsystem.

Die Integration neuer Szenarioeingangsdaten in ein Stromsystemmodell erfordert die
Nachfrage oder die Einspeisung von [EEl fur jedes modellierte Marktgebiet und jedes zu
untersuchende Jahr. Nachfrage und [EEFErzeugungsmengen sind stark wetterabhéngig,
deshalb sollte zumindest eine regionale, aber auch eine zeitliche Unterscheidung fiir die
Marktgebiete vorgenommen werden. Da jedoch Nachfrage und[EEFEinspeisung im in dieser
Arbeit genutzten agentenbasierten Ansatz nicht modellendogen berechnet werden, miis-
sen diese vorgegeben werden. Diese kumulierte Nachfrage bzw. EElErzeugungsmengen
werden — abhangig vom Szenario - als jahrliche oder meist als 5-10-Jahres-Entwicklung
vorgegeben. Das agentenbasierte Modell 16st jedoch stiindlich auf, deshalb ist eine unter-
jahrige Verteilung fiir jedes Marktgebiet der vorgegebenen Jahresmengen notwendig.

Eine Verteilung kann aus den historischen Zeitreihen fiir ein Wetterjahr ndherungsweise
abgeleitet werden. Mit einem historischen Jahr ist eine zeitliche Verteilung, d. h. innerhalb
des Jahres, sowie witterungsbedingte Effekte implizit berticksichtigt. Ndherungsweise
aber nur deshalb, weil sich sowohl die Struktur der Nachfrage durch neue Anwendungen,
wie beispielsweise Elektromobilitdt oder Warmepumpen, als auch die Struktur der [EE-
Einspeisung durch neue Standorte oder Anlagentypen, mit hoher Wahrscheinlichkeit
andern. Jedoch sind fiir die Beriicksichtigung der Effekte, die aus neuen Anwendungen
oder Standorten resultieren, umfangreiche weitere Annahmen notwendig.

Historische Zeitreihen sind beispielsweise fiir verschiedene Marktgebiete auf der Trans-
parenzplattform der ENTSO-E abrufbar (siehe dazu European Network of Transmission
System Operators for Electricity, 2022f). Die dort fiir jedes Marktgebiet (und teilweise sogar
noch kleinteiliger) verfiigbaren historischen Zeitreihen konnen mit Erzeugungsmengen
aus Szenarien skaliert werden.

Eine Skalierung wird - fiir jedes Marktgebiet und fiir jedes Jahr - fiir die Nachfrage bzw.
jede einzelne [EEFTechnologie vorgenommen. Um die Effizienz zu steigern, werden dafiir
Werkzeuge in der Programmiersprache Java entwickelt. Die historischen Rohdaten der
Transparenzplattform werden iiber eine Schnittstelle in einer Datenbank, mindestens l4n-
derscharf, in stiindlicher, halbstiindlicher oder viertelstiindlicher Auflésung (abhangig von
der Verfiigbarkeit) gespeichert. In einer weiteren Tabelle werden die jahrlichen zukiinftigen
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kumulierten Mengen der Eingangsszenarien gespeichert. In einem zweiten Schritt findet
die Aufbereitung der historischen Zeitreihen fiir ein Jahr statt, indem Datenliicken mit
Werten aus dem Vorjahr aufgefiillt oder Mittelwerte aus verfiigbaren zeitlich benachbarten
Datenpunkten gebildet werden. Zeitreihen, die in viertel- oder halbstiindlicher Auflésung
vorliegen, werden zu stiindlichen Werten aggregiert. Dazu wird der Mittelwert einer zu-
sammenhangenden Stunde gebildet. Damit liegt fiir jedes Marktgebiet eine Nachfrage und
fur jede [EEFTechnologie jeweils eine Zeitreihe mit je 8760 Datenpunkten (fiir jede einzelne
Stunde eines Jahres) vor (Schaltjahre werden vernachlassigt). Anschliefend werden alle
Zeitreihen auf eins normiert.

Diese normierten Zeitreihen konnen nun mit Werten aus den Zukunftsszenarien skaliert
und in einer neuen Tabelle abgespeichert werden. Auf diese Tabelle kann das agentenba-
sierte Strommarkt-Simulationsmodell im Zuge der Modellrechnungen zuriickgreifen.

3.4. Ergebnisdaten der Strommarktmodellierung mit
PowerACE

Neben dem Bedarf an umfangreichen Eingangsdaten stellt PowerACE vielfaltige und sehr
detaillierte Modellergebnisse zur Verfiigung. Diese Ergebnisse konnen zur Validierung,
Plausibilisierung, weiteren Ergebnisaufbereitung und -darstellung sowie Verifizierung von
Schlussfolgerungen genutzt werden.

Zentrale Ergebnisse sind stiindliche Spotmarktstrompreise. Sie beinhalten implizit auch
nationale Gegebenheiten, wie das Marktdesign, die Nachfrage und die aus dem Kraft-
werkspark abgeleitete Erzeugungszusammensetzung. Dariiber hinaus werden durch die
Strommarktkopplung die Fliisse zwischen den verbundenen Marktgebieten bestimmt.
Resultierende Wohlfahrtseftekte, die sich durch die Strommarktkopplung ergeben, werden
zudem berechnet.

Kraftwerksscharfe Einsatzentscheidungen sowie Gebotspreise mit den unterstellten
Startkosten und Markups kénnen ausgegeben werden. Dariiber hinaus werden Brenn-
stoffverbrauch und CO,-Emissionen je Marktgebiet, sowohl fiir eine erzeugungs- als auch
verbrauchsbasierte Allokation, ausgegeben. Die Ergebnisdaten ermoglichen auch die Ana-
lyse der Abregelung von [EElaufgrund von hoher Einspeisung bei geringer Nachfrage, was
bei zukiinftigen Szenarien mit hohem EEFAusbau relevant wird. Alle Werte sind in der
Regel stiindlich und fiir jedes Marktgebiet verfiigbar.

Fiir die Untersuchung langfristiger Effekte wird jahrlich die Leistung des Kraftwerks-
parks brennstoffdifferenziert ermittelt. Bei 6konomischen Investitionen und (nicht tech-
nisch bedingten) Stilllegungen werden auch die Entscheidungsgrundlagen verzeichnet.
Insbesondere werden Preisvorhersagen, Kapitalwerte (aus der Bewertung der verschiede-
nen Investitionsoptionen) sowie jahrlich erwartete Zahlungsstrome (aus den Strommaérkten
und gespeichert.

Bei Implementierung eines[KM|werden die dazugehorigen Modellergebnisse aufgezeich-
net. Die einzelnen ausgegebenen Parameter hangen allerdings maf3geblich vom jeweiligen
Mechanismus ab. Neben den Marktergebnissen fiir Kapazitatszahlungen und Zahlungs-
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stromen liegen auch die allokierten Kraftwerke (z. B. bei einer strategischen Reserve) als
Ergebnis vor.

3.4.1. Untersuchung der Angemessenheit der Stromerzeugungskapazitaten

Fir die Forschungsfragen in dieser Arbeit ist die Untersuchung der zentral. Mit
dem Modell werden mehrere Szenarien berechnet, die sich im Wesentlichen durch die
gewahlten Marktdesigns unterscheiden. Anschlieflend wird ein Vergleich hinsichtlich
verschiedener Indikatoren der zwischen den Szenarien durchgefiihrt. PowerACE
liefert deterministische Ergebnisse. Durch die stiindliche Auflosung kann fiir jede Stunde
eines Jahres iiber den kompletten Simulationszeitraum tiberpriift werden, ob Nachfrage
und Angebot im Strommarkt ausgeglichen werden koénnen. Das hangt auch von den
unterstellten Eingangsszenarien der Nachfrage und [EEFErzeugung ab. Durch Nutzung
verschiedener Wetterjahre konnte die Stochastik des Wetters und der Nachfrage abgebildet
und daraus mogliche Unsicherheiten in den Ergebnissen abgeleitet werden. Ein weiteres
Wetterjahr verdoppelt jedoch die Rechenzeit, wenn alle Szenarien gerechnet werden sollen,
weshalb in dieser Arbeit keine ceteris paribus Analyse mit Variation des Wetterjahres
vorgenommen wird. Demnach wird keine probabilistische, sondern eine deterministische
Erhebung der durchgefiihrt.

Zur Untersuchung der deterministischen [AdE| werden alle simulierten Stunden ausge-
wertet. Aus der eingefiihrten Metrik (siehe Kapitel 2.1.2.3) werden die Stunden mit geringer
Erzeugung (Loss of Load Expectation), die Wahrscheinlichkeit der Unterdeckung der Nach-
frage (Loss of Load Probability), die Menge der ungedeckten Nachfrage (Energy not Served)
sowie die erwartete Menge der ungedeckten Nachfrage (Expected Energy not Served) als
Indikatoren ausgewéhlt. Die Indikatoren werden auf ein Simulationsjahr bezogen und fiir
jedes Marktgebiet automatisch ausgegeben.

3.4.2. Untersuchung von grenziiberschreitenden Effekten

In Kapitel finden sich Hinweise iiber die Wirkung grenziiberschreitender Effekte
und dass eine Identifikation der Effekte herausfordernd sein kann. Bislang existiert kein
einzelner Indikator, der direkt auf grenziiberschreitende Effekte hinweist. Mit der Sze-
narioanalyse existiert aber ein Werkzeug, mit dem Ergebnisse verglichen und Effekte
isoliert werden konnen. Ceteris paribus kann beispielsweise jeweils eine Untersuchung des
Marktdesigns eines Marktgebiets mit einem und einem [KM| durchgefiihrt werden.
Die einzelnen Ergebnisse der Untersuchungen werden fiir jedes Marktgebiet miteinander
verglichen. Zum Vergleich geeignet sind beispielsweise die Entwicklung der Strompreise,
technologiespezifische Kapazitatsentwicklung, Investitionen, Entwicklung der energie-
tragerspezifischen Stromproduktion, grenziiberschreitende Stromfliisse, Konsumenten-
und Produzentenrente, Emissionen sowie Indikatoren zur Bewertung der wie Loss
of Load Expectation oder Energy not Served. Aus den unterschiedlichen Ergebnissen der
Szenarien lassen sich positive und negative Effekte sowie deren Quantitat ermitteln.
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4. Fallstudien

Zur Erstellung der folgenden Fallstudien wird das agentenbasierte Strommarkt-Simulati-
onsmodell PowerACE angewendet, welches in Kapitel [3|ausfiihrlich beschrieben ist. Bei der
Anwendung des Modells werden jedoch unterschiedliche Entwicklungsstande eingesetzt:
In Kapitel[4.1]wird eine Fallstudie mit dem Fokus auf Deutschland unter fixierten Austausch-
flissen mit benachbarten Marktgebieten beschrieben, um die Auswirkungen verschiedener
Marktdesigns zunéchst nur fiir einen einzelnen Markt zu analysieren (Forschungsbeitrag|B).
In Kapitel [4.2) (Forschungsbeitrag|C) und Kapitel [4.3| (Forschungsbeitrag D) werden Fallstu-
dien vorgestellt, die mehrere Marktgebiete beriicksichtigen und dabei die Austauschflisse
modellendogen bestimmen. Im ersten Fall liegt der Fokus auf den Auswirkungen durch die
Einfithrung von in groflen Marktgebieten auf ein gemeinsam angrenzendes kleineres
Marktgebiet. Im zweiten Fall werden die Einfliisse von grof3skaligen staatlich getriebenen
Investitionen in eine THGlneutrale Erzeugungstechnologie und deren Auswirkungen auf
Nachbarldnder untersucht. Das nachfolgende Kapitel beinhaltet die Zusammenfassung der
wissenschaftlichen Publikationen sowie die Beschreibung der zugrundeliegenden Daten
und Szenarien mit den unterstellen Marktdesigns. Schliellich werden die wesentlichen
Erkenntnisse und Schlussfolgerungen wiedergegeben. In Teil [l der Dissertation sind die
im Folgenden aufgefiihrten und beschriebenen wissenschaftlichen Beitrage vollstindig
eingebunden. Der Vollstandigkeit erfolgt an dieser Stelle der Hinweis auf Forschungs-
beitrag[Al der zudem in Teil [l eingebunden ist. Jedoch wird dieser Beitrag in Kapitel
integriert, da es sich dabei nicht um eine Fallstudie handelt.

4.1. Analyse von Marktdesignoptionen fiir den deutschen
Strommarkt[!

Mitte der 2010er Jahre gab es in Belgien, Frankreich, Grofibritannien und Deutschland
Diskussionen iiber die Zuverldssigkeit des Stromsystems, insbesondere hinsichtlich der
langfristigen [AdEl Hintergrund war, z. B. in Deutschland, eine schwindende Kapazitit
disponibler Stromerzeugungstechnologien, die oftmals aus der monopolistischen Energie-
wirtschaftszeit entstammen. Allerdings wurden nicht nur altersbedingte Griinde fiir die
Stilllegungen der Kraftwerke angefiihrt, sondern auch 6konomische. Der umfangreiche
Einzug der [EE] die prioritdre Vermarktungsstruktur (siehe Kapitel [3.2) sowie deren fixierte
Vergiitung iiber Umlagen sorgte dafiir, dass disponible konventionelle Kraftwerke durch
den sog. Merit-Order-Effekt aus dem Markt gedrangt wurden (Sensfuf}, Ragwitz et al.,

1 Forschungsbeitrag Keles, D., A. Bublitz, F. Zimmermann, M. Genoese und W. Fichtner (2016). “Analysis
of design options for the electricity market: The German case”. In: Applied Energy 183, S. 884-901.
http://dx.doi.org/10.1016/j.apenergy.2016.08.189.
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2008). Infolgedessen reduzierten sich Deckungsbeitridge von disponiblen Kraftwerken. Die
langfristige Profitabilitit der Kraftwerke wurde unsicherer und wenige (Neu-)Investitio-
nen in disponible Kraftwerke folgten. Der alternde Kraftwerkspark sowie ausbleibende
Neuinvestitionen fithrten zu Bedenken hinsichtlich der in den genannten Landern.
Deshalb diskutierte die Politik Méglichkeiten zum Anreizen von Investitionen in disponible
Kraftwerke.

Wie in Kapitel [2| ausfiithrlich dargestellt wird, sind ein geeignetes Instrument, um
Anreize fir Investition zu setzen, einen Beitrag zur langfristigen zu leisten und die
Zuverlassigkeit des Systems aufrechtzuerhalten oder sogar zu erhéhen. Das Ergebnis
dieser Diskussion fiihrte zur Einfiihrung eines Kapazitatsmarkts in Frankreich.

Fir Deutschland wird im Forschungsbeitrag mit dem Titel Analysis of design options
for the electricity market: The German case (Keles, Bublitz et al., 2016) eine Analyse der
[AdEl vorgestellt. Die Fragestellung lautet, ob ein [EOM| dessen Erlose fiir die Erzeuger auf
marginalen Kosten basieren, ausreichend Anreize fiir Investitionen in neue disponible
Kraftwerke setzen kann oder ob ein[KM]als neues Marktsegment im deutschen Strommarkt
eingefiihrt werden soll.

Fragestellungen dieser Art werden meist aus der Perspektive eines zentralen Planers
mittels Optimierungsmethoden untersucht. Energiesysteme mit verschiedenen Akteuren,
wie sie in Deutschland (und auch in der tibrigen [EU) spatestens seit der Liberalisierung der
Energiemarkte vorherrschen, sind damit jedoch nicht ohne weiteres abbildbar. Die Akteure
verfolgen in der Regel das Ziel der individuellen Gewinnmaximierung, das von einem
Gesamtsystemoptimum abweichen kann. Insbesondere kann sich dadurch die Situation
ergeben, dass die Gesamtkapazitit als Summe der individuellen Investitionsentscheidun-
gen der Agenten nicht ausreichend ist, um eine hinreichende zur langfristigen und
uneingeschriankten Deckung der Nachfrage zu erhalten.

Die Untersuchungen in dieser Fallstudie wird mit einer Version des agentenbasierten
Strommarkt-Simulationsmodells PowerACE realisiert, die ausschlief3lich das deutsche
Marktgebiet modelliert. Deshalb werden die Austauschfliisse mit allen verbundenen Lan-
dern exogen als stiindliche Zeitreihe vorgegeben. In der jahrlich stattfindenden integrierten
Investitionsplanung fiir neue disponible Kraftwerke verfolgen die Agenten das Ziel, die
eigenen Marktanteile an der Erzeugung zu halten. Dabei werden nur die statischen Aus-
tauschfliisse beriicksichtigt.

Die Approximation fiir den Strommarkt ist der Day-Ahead Spotmarkt, fiir den die
verschiedenen Agenten Angebots- oder Nachfragegebote, z. B. fir die Stromnachfrage, [EE]
oder disponible Kraftwerke, erstellen und tibermitteln. Zusatzlich wird ein Agent fir die
nachfrageseitige Laststeuerung und -flexibilisierung (sog. Demand-Side-Management oder
Demand-Side-Response) eingefithrt. Mit dem Simulationsmodell werden drei Marktdesigns
fiir Deutschland untersucht: 1.) ein 2.) ein mit einer strategischen Reserve
und 3.) ein zentral gesteuerter Kapazitaitsmarkt. Fiir diese Untersuchungen werden grofie
Mengen an Daten von verschiedenen Quellen benétigt (z. B. Bundesnetzagentur fiir
Elektrizitat, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbahnen (2014), European Energy
Exchange (2022) oder Europaische Kommission (2011)), die im Artikel genauer beschrieben
sind.

Die Ergebnisse weisen darauf hin, dass ein EOM|kurzfristig ausreichend ist, um die
zu gewihrleisten. Das ist hauptsédchlich auf die bestehenden disponiblen Kraftwerkska-
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pazitaten zuriickzufithren. Langfristig, d. h. iber das Jahr 2030 hinaus, ist die Kapazitét
am Spotmarkt mit Marktdesign, anhand der Ergebnisse, nicht in allen Féllen ausrei-
chend. Ein erweiterter EOM| mit strategischer Reserve in Hohe von 5 GW gewihrleistet
langfristig ein hohes Maf3 der In der Simulation werden fiir die strategische Reserve
Braunkohle-, Gas- und Olkraftwerke allokiert.

Jedoch scheint es vorteilhafter, eine hohe [AdE] mit dem Kapazititsmarktdesign zu errei-
chen. Die Ergebnisse mit Kapazitatsmarkt zeigen Investitionen, die zu einem annahernd
konstanten Kapazitatslevel bis zum Ende des Simulationszeitraums fithren. Die Kapazitat
ist insgesamt auf einem hoheren Niveau, was hauptsachlich an der Wahl der Parameter des
Marktes liegt. Die Systemkosten der einzelnen Marktdesigns weisen kurzfristig Vorteile
fir den reinen [EOM] aus. Langfristig ergeben sich 6konomische Vorteile fiir einen zentral
gesteuerten Kapazitatsmarkt. Der mit strategischer Reserve ist hingegen langfristig
die kostenintensivste Option, da Preisspitzen im Fall mit strategischer Reserve auftreten,
die im Fall mit Kapazitatsmarkt aber nahezu ausbleiben. Zu begriifien wire eine europai-
sche Koordination der Marktdesigns, da aus der Literatur bekannt ist, dass unkoordinierte
Marktdesigns zu unerwiinschten grenziiberschreitenden Effekten fithren konnen. Diese
grenziiberschreitenden Effekte werden in den folgenden Fallstudien genauer untersuchtﬂ

4.2, Wechselwirkungen von benachbarten
Kapazititsmechanismen auf den Schweizer Strommarkt®|

Der Schweizer Strommarkt ist mit Deutschland, Frankreich, Italien und Osterreich von
mehreren groflen Markten umgeben. In diesen Landern gab es Ende der 2010er Jahre mit
der Einfithrung eines Kapazitatsmarkts in Frankreich und einer strategischen Reserve in
Deutschland Anpassungen am Strommarktdesign. Die hohen Stromaustauschkapazitaten
der Schweiz mit den Nachbarldndern kénnen die Strompreise am Grof3handelsmarkt
beeinflussen (z. B. Dehler-Holland et al., 2016; Keles, Dehler-Holland et al., |2020). Mit
der Einfithrung von [KMs|kénnen zusitzlich grenziiberschreitende Effekte auftreten (z. B.
Finon, 2018; Meyer und Gore, [2015). Um die Effekte genauer zu quantifizieren, wird
der Einfluss der Marktdesigndnderungen in einem asymmetrischen Marktumfeld am
Beispiel des Schweizer Strommarkts im Forschungsbeitrag mit dem Titel Cross-border effects
of capacity remuneration mechanisms: The Swiss case (Zimmermann, Bublitz, Keles und
Fichtner, 2021) untersucht. Die Forschungsfrage ist folgendermafien formuliert: Benotigt
der Schweizer Strommarkt ein neues Marktinstrument, um tiber Investitionsanreize fiir
disponible Kraftwerke die langfristige zu sichern?

Das agentenbasierte Strommarkt-Simulationsmodell PowerACE wird zur Beriicksich-
tigung von grenziiberschreitenden Effekten erweitert. Fiir den Spotmarkt wurden von
Ringler (2017) die methodischen Erweiterungen vorgenommen. Die betrachteten und
modellierten Marktgebiete sind die Schweiz und deren Nachbarldnder sowie Belgien,

% Infolge des Ausstiegs aus der Kohleverstromung in Deutschland, was nach Publikation dieses Artikels

gesetzlich verankert wurde, miissten die Ergebnisse hinsichtlich der[AdElabermals bewertet werden.

3 Forschungsbeitrag Zimmermann, F., A. Bublitz, D. Keles und W. Fichtner (2021). “Cross-border effects
of capacity remuneration mechanisms: The Swiss case”. In: The Energy Journal 42.2.] http://dx.doi.org/10
5547/01956574.42.2.tzim.
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Luxemburg und die Niederlande. Die Effekte des Spotmarkts auf die Investitionsentschei-
dungen und die abgeleitete Modellierung werden in Kapitel [3.2.2] beschrieben.

Der vorherrschende Gesetzgebungs- und Verordnungsrahmen hinsichtlich der Markt-
designs der modellierten Lander zum Zeitpunkt der Fallstudie werden im Kapazitdatsme-
chanismenszenario (CRM Scenario) beriicksichtigt. Erwartete Erlose aus dem und
ggf. dem jeweiligen sind Bestandteil der Investitionsentscheidungen. Im genannten
Szenario wird fiir Italien ein zentraler Kapazitatsmechanismus angenommen (central buy-
er), fur Frankreich ein dezentralisierter Markt fiir Kapazitatsobligationen (decentralized
obligations) und eine strategische Reserve fiir Deutschland und Belgien. Fiir alle weiteren
modellierten Strommaérkte werden nur unterstellt.

Zum Vergleich werden in einem weiteren Szenario in allen Markten hypothetisch [ EOMk
angenommen. Das bedeutet, dass keine zusatzlichen Zahlungen an die Kraftwerksbetreiber
iiber geleistet werden, sondern nur durch den Verkauf von Strom Deckungsbeitrage
erzielt werden konnen. Zusatzlich werden zwei Sensitivitaten untersucht: Zum einen wird
eine geringere Kapazitat der deutschen Kapazititsreserve (welche hier als strategische
Reserve modelliert wird) angenommen. Zum anderen wird eine geringere Wassermenge
in den Schweizer Stauseen modelliert, um die Auswirkungen eines trockenen Jahres zu
simulieren. Die Schwerpunkte der Untersuchung liegen auf dem Vergleich hinsichtlich der
Marktpreise, Produzenten- und Konsumentenrenten, Erzeugungskapazitaten, Investitionen
in disponible Kraftwerke und der

Die Datengrundlage fiir die Simulation des agentenbasierten Strommarktmodells bildet
im Wesentlichen das Referenzszenario der [EUl (Européische Kommission, [2016b). Annah-
men hinsichtlich Nachfrage und EEl Erzeugungsmengen fiir das Schweizer Marktgebiet
basieren auf Prognos AG (2012). Das European Network of Transmission System Operators
for Electricity (2018) stellt die Grundlage fiir die Handelskapazitaten zwischen den Markt-
gebieten in den Modellrechnungen. S&P Global (2016a) ist die Basis fiir die Kraftwerke mit
den essenziellen techno-6konomischen Parametern, zusatzlich kombiniert mit eigenen
Annahmen.

Insbesondere auf den Schweizer Strommarkt trifft eine asymmetrische Marktkonstella-
tion zu. Jedoch sind die Ergebnisse auch auf dhnliche Marktgegebenheiten anwendbar,
die hohe Speicherkapazitidten zusammen mit groflen Handelskapazitaten aufweisen (z. B.
Osterreich). Die Ergebnisse der Untersuchung zeigen, dass die [AdE] in der Schweiz re-
gelmafig tiberpriift werden sollte und stark von Investitionen in disponible Kraftwerke
abhangt (unter Vernachlassigung von Speichererweiterungen). Durch die vergleichsweise
hohe grenziiberschreitende Ubertragungskapazitit zu benachbarten Lindern ist es fiir den
Schweizer Strommarkt in den untersuchten Szenarien jedoch unerheblich, ob die Investitio-
nen in disponible Kraftwerke im Marktgebiet selbst oder im benachbarten Ausland gebaut
werden. Auch in einem trockenen Jahr (Verfiigbarkeit der Speicherwasserkraftwerke um
25 % reduziert) sind die Ergebnisse robust.

Insgesamt ist szenariounabhingig ein starker Preisanstieg im Spotmarkt fiir Strom in
allen Marktgebieten zu verzeichnen. Das basiert vor allem auf steigenden [EUAl-Preisen
und einer steigenden Nachfrage in den angenommenen Szenarien. Allerdings ist der durch-
schnittliche Spotmarktpreisanstieg im CRM Scenario langfristig deutlich geringer als im
Scenario. Die steigern insgesamt die installierte Leistung von disponiblen Kraft-
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werken tiber alle Marktgebiete hinweg und sorgen somit fiir weniger Knappheitssignale
am Spotmarkt.

Im CRM Scenario wird im Schweizer Strommarkt weniger in disponible Kraftwerke in-
vestiert. Das wird durch den franzosischen Kapazitatsmarkt verursacht, der hohe nationale
Investitionen anreizt. Davon profitieren alle franzdsischen Nachbarlédnder in Form von ei-
ner hoheren[AdEl Das erhoht allerdings die Abhéngigkeit vom franzdsischen Strommarkt.
Umgekehrt konnen sich Marktgebiete in einem gewissen Umfang auf hohe Erzeugungska-
pazitaten in Nachbarldndern mit einem Kapazitdtsmarkt verlassen und selbst Trittbrett
fahren. Von Trittbrettfahren wird gesprochen, wenn ein Marktgebiet auf den Stromexport
aus einem benachbarten Marktgebiet mit vertraut, von einer hoheren profitiert,
aber ohne einen Beitrag zur Finanzierung des Mechanismus zu leisten (siehe auch Lambin
und Léautier, 2019).

Fiir die Schweiz spielt das Trittbrettfahren durch die hohe nationale Speicherwasserkraft-
werkskapazitdt jedoch eine untergeordnete Rolle. Ein Problem in Bezug auf eine geringe
Energiemenge (Wasser) in den Stauseen der Speicherwasserkraftwerke konnte gegen
Ende des Winters entstehen, wenn die Stauseen geleert sind. Zu diesem Zeitpunkt sinkt
jedoch wieder die Stromnachfrage durch steigende Temperaturen im Frithling. Folglich
werden Elektroheizungen und Warmepumpen seltener genutzt. Dementsprechend sinkt
die (z. B. wochentliche) Spitzenlast und die kumulierte Nachfrage etwas ab. Die Ergebnis-
se deuten deshalb darauf hin, dass in allen untersuchten Szenarien immer ausreichend
Erzeugungskapazitit und dass die [AdElim Schweizer Strommarkt gewihrleistet ist.

Die Schweizer Wasserkraftwerke, die unabhangig von etwaigen Kosten fir[EUAs|agieren,
erwarten durch die steigenden Strompreise auch eine steigende Profitabilitat. Jedoch
ist die Einnahmesituation im Szenario deutlich vorteilhafter, da die Knappheit im
Strommarkt zu hoheren Spotmarktpreisen fithrt, die die Wasserkraftwerke aufgrund
geringer variabler Kosten sehr profitabel werden lassen.

Schlieflich kann das Schweizer Strommarktdesign auch weitestgehend unveriandert
bleiben. Zwar hingen die Spotmarktpreise (kurzfristige grenziiberschreitende Effekte)
der Schweiz mafgeblich mit der Wahl der Marktdesigns der Nachbarméarkte zusammen,
langfristige grenziiberschreitende Effekte durch die Marktdesignanderungen in den Nach-
barldndern mit negativen Auswirkungen auf die der Schweiz sind jedoch in den
Ergebnissen nicht zu erkennen.

Im Jahr 2021 wurden Verhandlungen iiber eine weitere Integration des Schweizer Strom-
markts in die EUFStrommarkte (Stromabkommen) ausgesetzt, sodass die Regulierung
der Strommarkte der Schweiz und der [EUlin der Vergangenheit auseinandergedriftet ist
(Bundesamt fiir Energie, [2021c). Anderungen der [EUFBinnenmarktrichtlinien und Ver-
ordnungen werden dementsprechend nicht automatisch iibernommen. Insbesondere die
Offnung der grenziiberschreitenden Interkonnektorenkapazitit fiir den kommerziellen
Stromhandel auf mindestens 70 % (Européisches Parlament und Rat der Europaischen Uni-
on, 2019b) scheint fraglich (Frontier Economics, 2021). Deshalb ist die weitere Entwicklung
der Strommarktintegration der Schweiz auch mafigeblich von den Verhandlungen iiber
das Stromabkommen abhéngig.
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4.3. Analyse lokaler sowie grenziiberschreitender
Auswirkungen von marktlichen oder staatlichen
Investitionen in franzosische Kernkraftwerke !

Die franzdsische Politik verfolgt das Ziel, die Klimaneutralitit bis zum Jahr 2050 zu er-
reichen. Wesentliche Pfeiler sind [EEl und weiterhin grofle Anteile der Kernkraftwerke
an der Erzeugung. Da jedoch die Kernkraftwerksflotte im Jahr 2022 durchschnittlich be-
reits iiber 37 Jahre in Betrieb ist und im selben Jahr hohe Ausfallraten auftraten, werden
voraussichtlich in absehbarem Zeitraum neue Investitionen in Kernkraftwerke notwendig.

Vor allem der groflere Wartungsaufwand bei alten Kraftwerksblocken (Autorité de
Stireté Nucléaire, 2021; Wealer, von Hirschhausen et al.,|2021)), die h6here Flexibilitat von
neuen Kernkraftwerken und die damit verbundene hohere Kompatibilitit mit [EEl (Nuclear
Energy Agency, |2012) sprechen fiir Neuinvestitionen. Jedoch wird in der Literatur die
Frage der Wettbewerbsfahigkeit von Neuinvestitionen in Kernkraftwerke aufgeworfen
(z. B. Wealer, Bauer et al.,2021). Zur Wettbewerbsfahigkeit von Neuinvestitionen und zur
Fragestellung der Effekte von moglichen staatlichen Investitionen in Kernkraftwerke auf
die Nachbarldnder leistet die Untersuchung mit dem Titel State or market: Investments in
new nuclear power plants in France and their domestic and cross-border effects (Zimmermann
und Keles, 2023) einen Beitrag.

Fiir diese Untersuchung werden im Wesentlichen Frankreich sowie die direkt verbunde-
nen Nachbarlidnder detailliert modelliert. Die disponiblen Kraftwerkskapazitaten werden
der S&P Global Platts Power Plant Database entnommen (S&P Global, [2016a). Dabei wird
fir Deutschland ein Kernkraftwerksausstieg bis 2022 sowie ein Kohleausstieg bis 2038
unterstellt. Zugrundeliegende Daten fiir die Nachfrage-, die [EEFEinspeisemenge sowie die
Entwicklung der Handelskapazitdten mit den Nachbarlandern basieren auf dem National
Trends Szenario des Ten-Year Network Development Plan aus dem Jahr 2020 (European
Network of Transmission System Operators for Electricity, 2020b); ebenso die Brennstoff-
preisentwicklung. Es werden zwei verschiedene Entwicklungspfade fiir die EUA}Preise
unterstellt. Beide Preispfade werden als Sensitivitat variiert und als hochpreisigen bzw.
niedrigpreisigen Pfad benannt. Der niedrigpreisige Pfad steigt linear vom historischen
Niveau im Jahr 2020 mit 24 EUR/tCO, (European Power Exchange, 2020) auf 122 EUR/tCO,,
im Jahr 2050 an. Der hochpreisige Pfad entwickelt sich desgleichen linear vom selben
Ausgangspunkt im Jahr 2020, steigt jedoch auf einen Zielpreis von 150 EUR/tCO, im
Jahr 2050 an. Es werden zwei explorative Szenarien betrachtet: Im ersten Szenario — im
sog. Marktszenario — werden 6konomisch getriebene (modellendogene) Investitionen
in allen Marktgebieten unterstellt. Im zweiten Szenario werden politisch gewiinschte
Investitionen in Kernkraftwerke in Frankreich - sog. Politikszenario — angenommen und
modellexogen vorgegeben. In allen Marktgebieten sind weitere Investitionen marktbasiert
moglich. Grundlage fiir die exogenen Investitionen im Politikszenario ist eine Evaluation
des franzdsischen Ubertragungsnetzbetreibers RTE (Réseau de Transport d’Electricité,

4 Forschungsbeitrag@ Zimmermann, F. und D. Keles (2023). “State or market: Investments in new nuclear
power plants in France and their domestic and cross-border effects”. In: Energy Policy 173, S. 113403.
http://dx.doi.org/10.1016/j.enpol.2022.113403.
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2021). Die Entwicklung der [EEl wird exogen vorgegeben. Alle Marktdesigns basieren auf
den Pldanen und der Implementierung aus dem Jahr 2021.

Die Ergebnisse zeigen, dass die installierte Leistung der disponiblen Kraftwerke maf3geb-
lich durch die[KMs|in der Hohe und durch die Szenarien in der Zusammensetzung bestimmt
wird. Die sorgen zu einem grof3en Teil dafiir, dass insbesondere in Frankreich genug
Erzeugungskapazitit zugebaut wird und damit die [AdE] gewihrleistet ist. Jedoch ist die
Hohe der installierten Leistung der Kernkraftwerke wesentlich von staatlich-getriebenen
Investitionen abhangig. Bei marktlich getriebenen Investitionen wird hauptsachlich in
Gaskraftwerke investiert. Nur bei hohen Preisen fiir wird marktlich in neue Kern-
kraftwerke investiert, wenn auch nur in geringer Anzahl.

Es ist absehbar, dass weiterhin eine Abhangigkeit von fossil befeuerten Kraftwerken
bestehen bleibt. Dabei ist ein Spotmarktpreisanstieg zu beobachten, der mafigeblich auf die
ansteigenden [EUA} Zertifikatspreise zurtickzufithren ist. Bei staatlich getriebenen Investi-
tionen in Kernkraftwerke fallen nicht nur die THGEmissionen insgesamt geringer aus,
sondern die durchschnittlichen Spotmarktstrompreise in Frankreich und den benachbarten
Landern werden um bis zu 4,5 % gedampft. Demnach profitieren auch Nachbarldnder von
franzosischen Kernkraftwerken unter der Annahme, dass das Bietverhalten in Frankreich
mit neuen Kraftwerken nicht signifikant vom heutigen abweicht.

Die Stromaustauschvolumina von Frankreich mit den Nachbarldndern werden iiber die
Jahre aufgrund einer hoheren Handelskapazitit zwischen den Méarkten zunehmen. Dadurch
gleichen sich auch die Preise der untersuchten Marktgebiete im Laufe der Simulationszeit
immer starker an.

Die Korrelation der Strompreise verschiedener Marktgebiete nimmt allerdings am Ende
des Simulationshorizonts ab. Damit sinkt die Abhangigkeit von einem einzelnen Marktge-
biet. Ein Grund ist die hohere Einspeisung von[EElin vielen Markten: Durch die unterschied-
liche Hohe der installierten Leistung mit verschiedenen dominierenden [EEFTechnologien
werden marktgebietsindividuelle Einspeisemuster erzeugt. Beispielsweise sorgt der Stand-
ort hinsichtlich der geografischen Breite fiir eine - in der Regel — abnehmende Strah-
lungsintensitit (mittlere Leistung pro Flache) mit zunehmender Entfernung vom Aquator.
Hinsichtlich der geografischen Lange ergibt sich Richtung Westen ein verzogerter Son-
nenhochststand. Auch Windverhaltnisse hdngen offensichtlich vom Standort ab, sorgen
fir individuelle Einspeisemuster (u. a. Wijnant et al.,2014) und damit fiir eine geringere
Korrelation zwischen den modellierten Strommaérkten.

Weiter zeigen die Ergebnisse bei ausbleibenden Investitionen in Kernkraftwerke mittel-
fristig einen deutlichen Anstieg der THGEmissionen, sobald in den 2030ern der Grof3teil
der franzosischen Kernkraftwerke altersbedingt aus dem Markt ausscheidet. Aber auch im
Politikszenario ist ein Anstieg der Emissionen zu verzeichnen, wenn auch nicht so deutlich
wie im Marktszenario. Unter Beriicksichtigung aller modellierten Strommarkte sinken
in den Modellrechnungen die Gesamtemissionen unter den angenommenen politisch
getriebenen Kernkraftwerksinvestitionen in Frankreich bis zum Jahr 2050 auf bis zu 34 %
des Ausstof3es des Jahres 2020. Mit rein marktlichen Investitionen sinkt der Ausstofy jedoch
lediglich auf 39-42 % im Jahr 2050 (abhéngig vom[EUAFPreispfad). Allerdings reichen weder
die marktlichen noch die angenommenen staatlichen Investitionen aus, um eine vollstandi-
ge Dekarbonisierung des Stromsektors bis 2050 in Frankreich und in Europa zu erreichen.
Im Marktszenario wird hohe Anzahl Gaskraftwerke zur Sicherung der installiert,
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die aber zu einem Anstieg der Emissionen beitragen. Dem mittelfristigen Anstieg der
Emissionen konnte sehr wahrscheinlich mit mehr Investitionen in Kernkraftwerke, einer
Laufzeitverlangerung einiger bestehender Kernkraftwerke oder THGFneutralen Brenn-
stoffen fiir die Gaskraftwerke begegnet werden. Weitere Moglichkeiten wéren zusatzliche
Biomasse- und Geothermiekraftwerke oder weitere [EEl erganzt mit Speicherkapazitéiten.

Unter dem angenommenen Marktumfeld scheinen staatlich getriebene Investitionen
aus einem Systemblickwinkel sinnvoll zu sein, besonders vor dem Ziel der CO,-Neutralitat.
Rein 6konomische Griinde sind offenbar nicht ausreichend, um Investitionen in Kernkraft-
werke anzureizen, wie auch andere Studien festgestellt haben (Kan et al., 2020; Shirizadeh
und Quirion, 2021). Weiter scheinen die unterstellten Ausbaukapazititen von [EEl nicht
ausreichend zu sein, um eine Dekarbonisierung in Europa zu erreichen. Unter den getrof-
fenen Annahmen und Rahmenbedingungen ist weder mit marktlich noch mit staatlich
getriebenen Investitionen eine vollstindige Dekarbonisierung realistisch.

Zusammenfassend wird — unabhangig von den Szenarien - ein hohes Niveau der[AdElin
Frankreich durch den Kapazitidtsmarkt erreicht. Die Spotmarktpreise in allen untersuchten
Markten entwickeln sich vor dem Hintergrund der Kopplung der Strommarkte sehr homo-
gen. Mit politikgetriebenen Investitionen in franzdsische Kernkraftwerke sind Vorteile fiir
das Stromsystem erkennbar, wie z. B. geringere Spotmarktpreise in allen untersuchten
Strommaérkten sowie geringere THGHEmissionen. Hohere grenziiberschreitende Handels-
kapazitaten sorgen indes dafiir, dass das Stromsystem stabilisiert, die gesteigert und
zugleich die Preisabhangigkeit von einzelnen Markten verringert werden kann.
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Bevor die Ergebnisse der Dissertation zusammengefasst sowie allgemeingiiltige Schluss-
folgerungen gezogen werden, wird zunéchst das Vorgehen der vorliegenden Arbeit in
Kapitel [5.1]kritisch hinterfragt. AnschlieSend wird mit Kapitel5.2|ein Ausblick in Bezug auf
Eingangsdaten, Annahmen, methodischen Erweiterungen und mégliche weitergehende
Forschung skizziert.

5.1. Kritische Wiirdigung

Die vorgestellte und angewandte Modellierung sowie die Fallstudien sind nicht frei von
Vereinfachungen im Vergleich zur Realitat. Vereinfachungen sind teilweise notwendig, um
real existierende Systeme abzubilden, stellen aber gleichwohl eine wesentliche Heraus-
forderung bei der Modellierung dar. Sie kénnen beispielsweise zur Einschrankung von
Schlussfolgerungen fithren. Konkrete Verbesserungen hinsichtlich der hier aufgefithrten
Kritikpunkte werden in Kapitel [5.2| aufgefiihrt und konnen anschlieflend in zukinftigen
Forschungsaktivitaten beriicksichtigt werden.

Grenzen der Eingangsdaten und Annahmen

In allen Untersuchungen wird auf allgemein akzeptierte Szenarien zuriickgegriffen, die
weit in die Zukunft blicken (bis zum Jahr 2050). Diese Szenarien sind mit erheblichen
Unsicherheiten versehen. Das betrifft insbesondere Nachfragemengen, Brennstoff- und
[EUAl-Preise oder EEFEntwicklungspfade, die aus diesen Szenarien tibernommen werden.
Modellendogen werden keine Wechselwirkungen zwischen Rohstoffverfiigbarkeit, Roh-
stoffpreisen, konjunktureller Entwicklung und Stromnachfrage betrachtet. Jedoch konnen
kurz- bis mittelfristig Riickkopplungen mit den internationalen Rohstoffméarkten entste-
hen. Das wird insbesondere mit zunehmender geografischer Ausweitung des Modells auf
weitere europdische Markte relevant.

Einige Annahmen werden auf Basis historischer Daten abgeleitet. Dazu gehort vor-
nehmlich das Wetter, welches Stromnachfrage und [EEFEinspeisezeitreihen maf3geblich
beeinflusst (siehe z. B. European Network of Transmission System Operators for Electricity,
2021b). Grundsitzlich sollte auch die Qualitdt der Eingangsdaten iiberpriift werden (Hirth,
Miihlenpfordt et al., 2018). Da in den Fallstudien lediglich ein historisches Wetterjahr
unterstellt wird, kann das bei Analysen der [AdE] dazu fithren, dass Extremsituationen
vernachlassigt werden. Nachfrageunterdeckungen in einem durchschnittlichen Wetterjahr
lassen jedoch Zweifel hinsichtlich einer Gewihrleistung der[AdEl auch unter extremeren
Bedingungen aufkommen.
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Des Weiteren werden historische Stromnachfrageprofile und [EE-Einspeisezeitreihen auf
eine hohere Stromerzeugung in der Zukunft anhand der Eingangsszenarien skaliert. Neue
Stromnachfrageapplikationen, wie z. B. Elektromobilitat oder Warmepumpen, beeinflussen
die Preiselastizitiat der Nachfrage. Technische Weiterentwicklungen, z. B. leistungsstérke-
re Windkraftanlagen, konnen die Struktur der [EEFEinspeiseprofile zukiinftig verandern.
Beides wird durch die Skalierung der Profile nicht beriicksichtigt.

Durch die stiindliche Auflosung vom agentenbasierten Strommarkt-Simulationsmodell
PowerACE sind auch Inter- oder Extrapolationen der Eingangsdaten erforderlich, da diese
teilweise nur in 5 oder 10 Jahresschritten vorliegen. Eine Erweiterung der geografischen
Auflosung kann die Validitdt der Modellierung weiter erhohen.

Die Szenarioanalyse ist eine etablierte Methode, um verschiedene zukiinftige Entwick-
lungen abzuschitzen und zu vergleichen (z. B. Bishop et al., 2007; Phelps et al., 2001). In
den Fallstudien (Kapitel[4) werden — in der Regel - fiir jedes Szenario (und jede Sensitivitat)
moglichst wenige Parameter bzw. Eingangsdaten verandert, um deren Auswirkungen auf
die Ergebnisse zu analysieren.

Eine weitere Herausforderung ist die Bestimmung der techno-6konomischen Parameter,
wie Minimalerzeugung, Startzeiten oder (Teillast-)Wirkungsgrade, fiir hunderte von Kraft-
werksblocken iiber alle modellierten Marktgebiete hinweg. Bei diesen Parametern handelt
es sich typischerweise um sensible Daten in Unternehmen, die der Geheimhaltung unter-
liegen. Diese werden deshalb in der durchgefithrten Modellierung geschétzt, was allenfalls
zu einer Naherung der tatsachlichen Stromerzeugungskosten fithren kann. Dariiber hinaus
werden zukiinftige technologische (Wirkungsgrad) und preisliche (Anfangsinvestitionen)
Entwicklungen fiir Investitionsoptionen unterstellt. Diese technische Innovation muss
jedoch nicht notwendigerweise eintreten.

Einschrankungen der Modellierung

Bislang verhalten sich alle Investitionsagenten homogen und erhalten in einem Marktgebiet
dieselbe Preisvorhersage (mit in gleicher Hohe gedeckelten Preisspitzen) mit demselben
angenommenen Zinssatz. Individuelle Risikostrukturen von Investoren werden vernach-
lassigt. Regulatorische Anpassungen von Preisobergrenzen oder Steuern aufgrund einer
besonders giinstigen Marktlage (in der Politik indes Zufallsgewinne bzw. Windfall Profits
genannt) finden im Modell nicht statt. Solche Anpassungen erhdhen das Risiko der Akteure
und beeinflussen deren Entscheidungen.

Die ausschliefliche Fokussierung auf den Day-Ahead Strommarkt vernachléssigt Effekte
von anderen Marktelementen, wie dem Intradaymarkt. Zugleich ist der Regelreservemarkt,
der zum Ausgleich kurzfristiger Prognosefehler bei steigenden EElIErzeugungsmengen
absehbar wichtiger wird, nur rudimentér integriert. Auflerdem werden Terminmarkte
und die langfristige Kontrahierung von [EEl ganz vernachlassigt. Die Vernachlassigung
von Erlosmoglichkeiten in anderen Marktsegmenten (z. B. Regelreservemarkt) kann sich
nicht nur auf die kurzfristige Vermarktung am Spotmarkt, sondern auch langfristig auf
Investitionsentscheidungen auswirken. Dementsprechend kann die Vernachlassigung
langfristiger Vertrage zur Risikoabwilzung und -streuung Investitionen beeinflussen.

Dartiiber hinaus werden die untersuchten in der Annahme modelliert, dass keine
(wesentlichen) Anderungen an deren Funktionsweise vorgenommen werden. Das ist
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aufgrund der Parametrierungsmoglichkeiten der Mechanismen tiber einen langen Zeitraum
wenig wahrscheinlich.

Die Stromnachfrage wird im Modell als weitestgehend preisunelastisch angenommen.
Lediglich bei fehlender Marktraumung wird ein kleiner Anteil der Nachfrage durch einen
Lastabwurf flexibilisiert. Bei weiter zunehmender Flexibilisierung der Stromnachfrage
aufgrund der Sektorkopplung und zunehmenden Mengen [EE}Erzeugung werden durch
die pauschale Moglichkeit des Lastabwurfs technologieabhangige Restriktionen (wie z. B.
spezifische Kosten oder maximale Abrufhaufigkeiten) unterschlagen und die tatséachliche
Elastizitat der Nachfrage moglicherweise fehlerhaft eingeschatzt. Langfristig konnen
durch eine Offnung aller [KMs| fiir Nachfrageflexibilitit Investitionsanreize fiir zusitzliche
Flexibilitit entstehen und die Preise der KMs| beeinflusst werden.

Historisch bedingt liegt der Kern der Modellierung in PowerACE auf disponiblen fossil-
befeuerten Kraftwerken und bildet diese deshalb detaillierter ab als andere Erzeugungstech-
nologien. Die homogene Risikoverteilung der Agenten ist fiir Bietstrategien im Spotmarkt
sowohl fur disponible Kraftwerke als auch fiir [EE relevant. Verschiedene Strategien der
Agenten mit heterogener Risikowahrnehmung sind insbesondere fiir [EE] bislang nicht
implementiert. Mit immer grofleren Volumen der [EEFErzeugung in der Direktvermarktung
werden [EEl preiselastisch bieten und insofern deren Einfliisse auf den Spotmarktstrompreis
absehbar steigen.

Bei der Einsatzentscheidung der disponiblen Kraftwerke ist in dieser Dissertation keine
Wirmenachfrage und -bereitstellung modelliert, sodass Auswirkungen einer warmegefiihr-
ten Erzeugung nicht abgebildet sind. Das kann die Einsatzentscheidung einiger Kraftwerke
beeinflussen sowie negative Strompreise unterschitzen. Insgesamt konzentrieren sich die
Freiheitsgrade der Modellierung auf den Stromsektor.

Wetterereignisse konnen indes Ausfalle fiir disponible Kraftwerke bedeuten. Bei nied-
rigen Flusspegeln muss teilweise die Erzeugung anliegender thermischer Kraftwerke
gedrosselt werden, um keine grofleren Umweltbeeintrachtigungen durch warmes zuriick-
geleitetes Wasser auszuldsen.

Eine modellendogene Beriicksichtigung des Zubaus der [EEl und Speichertechnologien
(Wasser, Druckluft oder Batterie) ist vorteilhaft, um die Wechselwirkungen mit dispo-
niblen Kraftwerken zu beriicksichtigen. Die Entwicklung des Kraftwerksportfolios in
den Fallstudien unterscheidet sich bei Substitution von disponiblen Kraftwerken durch
Speicher.

In dieser Dissertation wird ein basierter Marktkopplungsalgorithmus eingesetzt,
der in der Realitédt indessen teilweise durch einen flussbasierten Kopplungsalgorithmus
(EBMCQ) ersetzt wurde. Der flussbasierte Algorithmus erfordert eine detaillierte Abbil-
dung des Ubertragungsnetzes innerhalb der Gebotszonen. Jedoch wird die Modellierung
des intrazonalen Netzes vernachldssigt. Mit dieser Vernachlassigung wird daher auch
kein kuratives Engpassmanagement, wie Redispatch, modelliert. Die zugrunde gelegten
[NTClWerte berticksichtigen teilweise Beschrankungen der Netzfliisse, die nach Grenzkup-
pelstellen auftreten und dementsprechend auch einen Teil des intrazonalen Netzes. Da der
flussbasierte Marktkopplungsalgorithmus tendenziell zu hoheren Fliissen iiber die Inter-
konnektoren fiithrt, kann der NTCl-Ansatz als eine konservative Abschatzung angesehen
werden (z. B. Finck et al., 2018). Folglich konnen durch die geringeren Austauschfliisse
grenziberschreitende Effekte unterschitzt werden. Die Unterstellung der Marktkopplung
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mit impliziter Allokation der Ubertragungsrechte findet in der Praxis auch nicht auf allen
Markten statt (z. B. nicht mit der Schweiz oder Grofibritannien, ACER und CEER, [2022;
European Network of Transmission System Operators for Electricity, [2022c).

Einordnung der Ergebnisse

Alle Untersuchungen zeigen erheblichen Zubau von gasbefeuerten Kraftwerken (bei-
spielsweise zeigen die Ergebnisse in Forschungsbeitrag[D] - abhéngig vom untersuchten
Szenario — Gaskraftwerksinvestitionen von mindestens 14 GW bis einschliefllich 2030
sowie zusatzlich mindestens 32 GW bis 2050 alleine in Deutschland), welche aus zwei
Gesichtspunkten fraglich erscheinen: zum einen aufgrund der deutlich gestiegenen Erd-
gaspreise im Zuge des Ukrainekriegs, zum anderen aufgrund fehlender THGHNeutralitat
von erdgasbefeuerten Kraftwerken. Deshalb ist ein langfristiger Betrieb bei vollstandiger
Dekarbonisierung des Stromsektors in Europa bis spétestens 2050 z. B. mit[THGFneutralem
Brennstoff oder [CCS/CCU]|(Carbon Capture and Storage (CO5-Abscheidung und Speiche-
rung) bzw. Carbon Capture and Utilization (CO5-Abscheidung und Verwendung)) moglich.
Das erfordert zudem Investitionen in Pipelineinfrastruktur, [CCS/CCUFAbscheideanlagen
oder Elektrolyseure.

Ordnungsrechtliche Malinahmen, wie z. B. ein Kohleausstieg, sind in den Fallstudien
nur beriicksichtigt, sofern die Anpassungen wahrend der Erstellung konkret bekannt
waren. Deshalb ist in allen Fallstudien der Ausstieg aus der Kernenergie in Deutschland
einbezogen, hingegen der Ausstieg aus der Kohleverstromung in Deutschland nur in Fall-
studie [D] Dies beeinflusst die Ergebnisse der Bewertung der [AdEl Dabei wird lediglich ein
Szenario zur Abschaltung der Kohlekraftwerke unterstellt. Jingste Entwicklungen zeigen
bei drohender Knappheit jedoch ein angepasstes Vorgehen beziiglich der Abschaltungs-
zeitpunkte (siehe Marktriickkehr von Kohlekraftwerken in der Sicherheitsbereitschaft, z. B.
Bundesministerium fiir Wirtschaft und Klimaschutz (2022) und Reuters (2022) bzw. die
Verlangerung der Laufzeiten der Kernkraftwerke um 3 Monate, z. B. Deutscher Bundestag
(2022)). Erganzend werden Ziele hinsichtlich der [EEFErzeugung oder [THGNeutralitat
mehrfach angepasst, sodass diese in spateren Eingangsszenarien beriicksichtigt werden.

Trotz der beschriebenen Einschrankungen, die Auswirkungen auf Resultate dieser Arbeit
haben koénnen, sind die Wirkprinzipien auf nationaler Ebene abgebildet und folglich die
Schlussfolgerungen auf dieser Ebene als valide anzusehen.

5.2. Zukiinftiger Forschungsbedarf

Die in dieser Dissertation beantworteten Fragestellungen, die (weiter-)entwickelte Metho-
dik und die daraus resultierenden Ergebnisse fithren zu weiteren Forschungsfragen, die
in der Wissenschaft zukiinftig untersucht werden konnen. Im Folgenden werden einige
Vorschlage in Bezug auf methodische Verbesserungen sowie Fragestellungen unterbreitet,
die in dieser Arbeit nicht oder nicht abschlieffend beantwortet und adressiert sind.
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Verbesserung der Datenlage und Annahmen

Zunichst sollten stets aktuelle Entwicklungen in den Eingangsdaten beriicksichtigt werden.
Beispielsweise durch die Anwendung von weiteren automatisierten Skripten kénnten
zeitnah die historische Nachfrage, EEFEinspeisung oder Brennstoffpreise integriert werden.
Neuste Eingangsszenarien wiirden aktuelle politische und regulatorische Entwicklungen
bzgl. zukunftiger Stromnachfragen, [EElErzeugungsmengen oder Netzerweiterungen der
jeweiligen Strommarkte berticksichtigen, die direkten Einfluss auf die Ergebnisse haben.
Die Marktdesigns unterliegen stindigen Anderungen und Anpassungen von Seiten
des Regulators. Deshalb miissten fiir zukiinftige Analysen die Eingangsparameter der
tberpriift und ggf. angepasst werden. Dariiber hinaus wére die Integration weiterer
Marktgebiete sinnvoll, die an das europaische Stromnetz angeschlossen sind.

Erweiterung der Methodik

Neue Technologien zur Nachfrageflexibilisierung, wie Wasserstoffelektrolyseure, Warme-
pumpen, Industrieprozesse oder Elektromobilitat, sollten in zukiinftigen Untersuchungen
Eingang finden. Infolgedessen wiirde die Nachfrage zunehmend preiselastischer. Gleich-
zeitig wirde das Modellieren von Investitionen in Speicher (wie Batterie-, Druckluft- oder
Pumpspeicher, wie von Fraunholz (2021) gezeigt) oder [EEl die Ergebnisse und Schlussfolge-
rungen aufwerten. Sowohl Nachfrageflexibilitit als auch [EElin Kombination mit Speicher
konnen wesentlich zur Gewihrleistung eines hohen Niveaus der [AdE] (bzw. in diesem Fall
sogar der Angemessenheit der Ressourcen) und zur Dekarbonisierung beitragen. Aufgrund
des vermehrten zeitlichen und auch raumlichen Auseinanderfallens von Angebot und
Nachfrage kann durch Flexibilitdtsoptionen zumindest ein zeitlicher Ausgleich erfolgen.

Mit einer preiselastischen Nachfrage wiirden bei geringem [EE| Angebot (z. B. wahrend
einer Dunkelflaute) dementsprechend weniger Verbraucher hohe Nachfragen beziehen.
Umgekehrt sollten bei hoher Wind- und [PV}Erzeugung entsprechend korrespondierende
hohe Mengen Strom nachgefragt werden. In diesem Kontext konnten Investitionsentschei-
dungen hinsichtlich Warmepumpen, Elektromobilitat oder Elektrolyseure modelliert wer-
den. Besonders Elektrolyseure konnten vor allem im industriellen Sektor gebaut werden,
weshalb diese Investitionsentscheidungen im Modell ohne kleinteilige Datenerhebungen
abgebildet werden konnten.

Neben Investitionsentscheidungen werden im Modell auch Einsatzentscheidungen bzw.
die Nachfragesteuerung fiir die vorhandenen Flexibilitatsoptionen getroffen. Bei Modellen,
die aus Sicht eines zentralen Planers mit perfekter Voraussicht agieren, konnen Nachfra-
getechnologien mit entsprechender Zielfunktion optimal (ggf. systemdienlich) gesteuert
bzw. eingesetzt werden. Da in der Praxis einige der genannten Nachfragetechnologien
eher dezentral und oft kleinteilig betrieben werden, kann jedoch nicht grundséatzlich von
einem optimalen Einsatz der Nachfrage ausgegangen werden.

Deshalb wiirde sich die[ABMlinsbesondere fiir die Abbildung der dezentralen Flexibilitat
eignen. Fiir die Einsatzentscheidung und Nachfragesteuerung im agentenbasierten Modell
sollten demnach Methoden entwickelt werden, wie verschiedene Flexibilitiatsoptionen
koordiniert werden konnen, ohne unerwiinschte Wechselwirkungen oder gegenldufigen
Einsatz einzelner Technologien (z. B. entladen E-Fahrzeuge wahrend gleichzeitig stationére
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Speicher laden) herbeizufithren. Solche Szenarien konnten mithilfe der modelliert
und untersucht werden.

Fir die Modellierung der Flexibilitdtsoptionen konnte dariiber hinaus die kurzfristige
Preisprognose angepasst und bestenfalls so gestaltet werden, dass sie den Unsicherheiten
im Markt Rechnung tragt. Ferner konnten Agenten verschiedene Preisprognosen nutzen,
um anhand der individuellen Risikoneigung den Einsatz zu bestimmen bzw. die Nachfrage
zu steuern. Denn die Einsatzentscheidung und Nachfragesteuerung sollten so getroffen
werden, dass keine sog. Lawineneffekte (siehe Ensslen et al., 2018} Zimmermann, Kraft
et al., [2022) entstehen.

Die derzeitig implementierte Planungsheuristik der Agenten fiir haushaltsnahe Nach-
frageflexibilitaten (aus Zimmermann, Bublitz, Keles, Dehler-Holland et al., 2016) konnte
um ein lineares Optimiermodell erweitert bzw. die Heuristik ersetzt werden, damit unter
gegebenen technischen Restriktionen die Flexibilitatsoptionen (beispielsweise die Spei-
chergrofie bei Warmepumpen) detaillierter abgebildet werden. Dariiber hinaus wire eine
Aufteilung jeder Flexibilitidtsoption auf je einen Agenten moglich. Die Kapazitit einer Fle-
xibilitdtsoption konnte auf verschiedene Agenten aufgeteilt werden, um eine individuelle
Steuerung abzubilden und daraus resultierende Effekte fiir das Gesamtsystem abzuleiten.
Dariiber hinaus konnten kurzfristige Marktsegmente wie Intraday- und Regelreservemark-
te zur Abbildung der [EElund der Nachfrageflexibilitatspotentiale (durch Elektromobilitat
und Wiarmepumpen) in das Modell integriert werden, um Prognoseungenauigkeiten der
Technologien auszugleichen.

Aus Systemsicht konnte die vollstandige Integration von[THGHneutralen Brennstoffen
(wie Wasserstoff) zur Uberbriickung von langanhaltenden Dunkelflauten hilfreich sein.
Diese Brennstoffe konnten anschlief3end — bei Bedarf — in bestehenden, umzurustenden
oder neu zubauenden disponiblen Kraftwerken verfeuert werden.

Die Agenten der Speicher, Nachfrageflexibilitdt und[EElkonnten risikoabhéngige Bietstra-
tegien integrieren sowie Opportunitatskosten fiir andere Marktsegmente beriicksichtigen,
da diese Technologien hohe Relevanz im zukiinftigen Stromsystem haben werden. [EEF
Erzeugung wird dartiber hinaus haufiger direkt vermarktet, jedoch handeln die Betreiber
nicht ausschliefilich homogen und risikoavers.

Durch die grofiere Anzahl an Akteuren am Markt konnten Investitionsagenten ins-
gesamt heterogener modelliert werden, um verschiedene Risikoprofile abzubilden. Die
Integration weiterer Markte wiirde zudem die Vermarktungsmoglichkeiten der Kraftwerke
diversifizieren. Strategisches Verhalten wie Investitionszuriickhaltung (bei imperfekten
Mirkten) konnte berticksichtigt werden. Die Struktur des (eigenen) Kraftwerksportfolios
konnte in die Bewertung einer Investition einflieflen, um eine diversifizierte Kraftwerks-
flotte ohne Klumpenrisiko zu errichten. Zusétzliche Methoden oder Risikokennzahlen
konnten bei der Investitionsentscheidung zur 6konomischen Bewertung hinzugezogen
werden.

Die Moglichkeit individuelles Verhalten der Agenten zu integrieren und verschiedene
Methoden zu kombinieren ist ein wesentlicher Vorteil der Mit zunehmender Re-
chenleistung konnte deshalb maschinelles Lernen zur Verhaltenssteuerung der Agenten
im Modell beriicksichtigt werden. Erste Ansatze haben z. B. Fraunholz, Kraft et al. (2021)
untersucht.
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Um grenziiberschreitende Effekte aufgrund des[NTC basierten Marktkopplungsansatzes
nicht zu unterschitzen, konnte das gesamte Ubertragungsnetz mithilfe eines flussbasierten
Marktkopplungsalgorithmus (siehe PCR EUPHEMIA, All NEMO Committee, 2020) in die
Modellierung implementiert und samtliche damit gekoppelte Markte integriert werden.

Den Unsicherheiten in Bezug auf das Wetter, welche vor allem [EEIErzeugung und die
Stromnachfrage betreffen, konnte mit verschiedenen Wetterjahren begegnet werden. Dafiir
miussten zunichst die Daten der [EEFErzeugung sowie der Nachfrage verschiedener Wet-
terjahre fiir jedes Marktgebiet gesammelt und aufbereitet werden. Beispielsweise konnten
normierte Profile fiir jedes Wetterjahr hinterlegt werden. Ein Profil miisste anschlieBend
mit einem entsprechenden kumulierten Wert eines Jahres aus einem Zukunftsszenario
skaliert werden. Mittels einer Monte-Carlo Simulation kénnten verschiedene Nachfra-
ge/EEFKombinationen simuliert werden, um ein umfassendes Bild der zu erhalten.
Alternativ konnten bei einzelnen Entscheidungen, wie beispielsweise bei Investitionen, Un-
sicherheiten durch verschiedene Wetterjahre in der Preisprognose beriicksichtigt werden
(wie z. B. bei Fraunholz, Miskiw et al., 2023). Des Weiteren ist ein Realoptionsansatz, unter
Beriicksichtigung verschiedener Wetterszenarien, eine methodische Weiterentwicklung,
die zum Erkenntnisgewinn beitragen konnte. Analog kénnten technisch bedingte Ausfille
fir disponible Kraftwerke und Netze mittels zufalliger Ziehungen modelliert werden.

Empfehlungen fiir weitere Forschungsfragestellungen

Marktdesignanpassungen, wie die Einfithrung von [KMs|oder staatlich abgesicherte Inves-
titionen, konnen die installierte Leistung von disponiblen Kraftwerken im Markt erh6hen
und eine effektive Losung bei Problemen hinsichtlich der darstellen. Eine intensivere
Kooperation und Koordination des Marktdesigns auf européischer Ebene wire wiinschens-
wert, um keine Verzerrungen der Mérkte oder unerwiinschte grenziiberschreitende Effekte
zu generieren. Die Ausgestaltung und Effizienz eines einheitlichen europiischen
im Vergleich zu (unterschiedlichen) nationalen Lésungen (auch im Vergleich zum [EOM))
konnte deshalb umfassend untersucht werden.

Zugleich sollten Ansétze fiir eine effiziente Allokation von Flexibilitaten und [EElin KMs|
gefunden werden, um eine hohere Preiselastizitiat der Nachfrage zu erreichen und ein
zuverlassiges Gesamtsystem zu erhalten.
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In dieser Dissertation werden die wesentlichen Herausforderungen der Marktkopplung
unter Beriicksichtigung von Kapazitatsmechanismen und die Auswirkungen auf die An-
gemessenheit der Stromerzeugungskapazititen ausgearbeitet. Denn immer mehr Strom-
groBhandelsmérkte werden tiber immer héhere grenziiberschreitende Handelskapazitaten
miteinander gekoppelt, sodass Wechselwirkungen zwischen den Strommaérkten immer
weiter zunehmen kénnen. Vor dem Hintergrund von steigenden Anteilen erneuerbarer
Energien, Marktdesignanderungen, 6konomischen Herausforderungen disponibler Kraft-
werke, mangelnder Nachfrageflexibilitat und Bedenken hinsichtlich der Angemessenheit
der Stromerzeugungskapazitiaten stellen sich zwei grundlegende Forschungsfragen, die
mit dieser Arbeit beantwortet werden:

1. Wie beeinflussen verschiedene Marktdesigns die Angemessenheit der Erzeugungs-
kapazitaten von Stromsystemen im Transformationsprozess?

2. Welche grenziiberschreitenden Effekte folgen aus nationalen Marktdesigndnderun-
gen bzw. abgesicherten Kraftwerksinvestitionen?

Zur Beantwortung dieser Forschungsfragen wird ein Forschungsbeitrag mit einem theo-
retischen Uberblick iber Marktdesigns mit Fokus auf Kapazititsmechanismen verfasst
(Forschungsbeitrag[A). Zudem wird ein bestehendes agentenbasiertes Strommarkt-Simu-
lationsmodell mit einer Methodik zur Integration der Speicherwasserkraft sowie einer
langfristigen Strompreisprognose zur Beriicksichtigung von grenziiberschreitenden Effek-
ten bei der Investitionsplanung erweitert.

Mithilfe verschiedener Entwicklungsstufen des Modells werden im Rahmen dieser Dis-
sertation drei Fallstudien erstellt. Zunichst wird die Wirkung verschiedener Marktdesigns
in Forschungsbeitrag [B|auf das deutsche Stromsystem untersucht. Darauf aufbauend wer-
den in Forschungsbeitrag C| die Effekte von Anpassungen der Strommarktdesigns auf
gekoppelte asymmetrische Marktgebiete am Beispiel der Schweiz analysiert. Schlieilich
wird in Forschungsbeitrag [D|bewertet, wie sich staatliche Investitionen in Kernkraftwerke
auf angrenzende Strommaérkte auswirken.

Aus den Ergebnissen der im Rahmen dieser Dissertation durchgefithrten Fallstudien
werden wichtige Schlussfolgerungen sowie Handlungsempfehlungen abgeleitet. Die Er-
gebnisse, Schlussfolgerungen und Handlungsempfehlungen werden im Folgenden in die
drei Kategorien Methodik, Marktdesign und grenziiberschreitende Effekte eingeordnet.

Anwendbarkeit der Methodik

Alle Fallstudien in dieser Dissertation werden mit einem agentenbasierten Strommarkt-
Simulationsmodell explorativ bis zum Jahr 2050 untersucht. Die Agenten repréasentieren
u. a. die Marktteilnehmer und unterliegen einer begrenzten Voraussicht.
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Das Modell eignet sich insbesondere fiir quantitative Analysen von disponiblen kon-
ventionellen Kraftwerksinvestitionen, deren Entscheidungsgrundlagen keinen globalen
Optimalitatskriterien unterliegen. Zudem konnen mithilfe des Modells Strommarktdesigns
hinsichtlich Marktversagen, unvollkommenen Marktbedingungen sowie Fehlanreizen un-
tersucht werden. Vor diesem Hintergrund kénnen deterministisch die Auswirkungen der
Marktdesigns auf die Angemessenheit der Stromerzeugungskapazitiaten bewertet werden.

Im Vergleich zu Ringler (2017), Bublitz (2019) und Fraunholz (2021) wird das Modell
in dieser Dissertation um zusétzliche européische Staaten (im Folgenden Marktgebiete
genannt) erweitert. Von urspriinglich einem Strommarktgebiet konnen nunmehr 16 Markt-
gebiete beriicksichtigt werden. Dafiir werden Eingangsdaten fiir jedes Marktgebiet, wie
stiindliche Profile fiir die Nachfrage und Erzeugung erneuerbarer Energien, automatisch
fur verschiedene Wetterjahre gesammelt und aufbereitet. Fiir die Erweiterung werden
zusatzlich grenziiberschreitende Handelskapazitaten und blockscharfe Kraftwerksdaten
integriert sowie gegebenenfalls die Marktdesigns an die nationalen Richtlinien angepasst.

Im Zuge der raumlichen Erweiterung wird auch eine methodische Erweiterung hinsicht-
lich einer zeitlich ungekoppelten langfristigen Preisvorhersage fiir die Bestimmung der
Investitionsentscheidungen vorgenommen. Die Komplexitit besteht in der Entwicklung
einer Methodik, die nicht nur ein ,Inselsystem® bei der modellendogenen Investitionsbe-
wertung betrachtet (wie in fritheren Versionen), sondern Wechselwirkungen mit anderen
Marktgebieten im agentenbasierten Modell abbilden kann.

Einige der integrierten Marktgebiete nutzen erhebliche Speicherwasserkraftwerkskapa-
zitaten, die fir eine reprasentative Modellierung abgebildet werden. Deshalb wird eine
Methodik entwickelt, die modellendogen den stiindlichen Einsatz saisonaler Speicherwas-
serkraftwerke fiir verschiedene Marktgebiete bestimmen kann. Mithilfe eines linearen
Programms werden die erwarteten Erlose unter Einhaltung der maximalen Erzeugungska-
pazitét, der zur Verfiigung stehenden Wassermenge und der Speichergrenzen maximiert.
Die notwendigen Eingangsdaten fiir die modellierten Marktgebiete sind historische Spei-
cherfiillstinde und Produktionsdaten aus verschiedenen Wetterjahren. Diese Fiille von
Eingangsdaten konnen automatisch gesammelt und direkt in das Modell integriert werden.

Einfliisse des Marktdesigns auf die Angemessenheit der Stromerzeugungskapazitaten

Durch die Gesetzgeber wurden und werden in verschiedenen europiischen Staaten Anpas-
sungen am Marktdesign vorgenommen, um beispielsweise Risikoaversion von Investoren
und unsichere Zahlungsstrome zu adressieren. Grundsétzlich besteht die grofie Herausfor-
derung, ein zielgerichtetes Marktdesign zu finden.

Marktdesignfragestellungen werden jedoch meist vor dem Hintergrund aufgeworfen,
ob ein Energy-Only-Markt langfristig genug Investitionen anreizt, um eine ausreichende
Angemessenheit der Stromerzeugungskapazititen zu garantieren. Aufgrund ausreichender
Kapazitaten aus Zeiten vor der Liberalisierung der Energieméarkte wird die Angemessenheit
der Stromerzeugungskapazititen kurzfristig im Energy-Only-Markt gewahrleistet.

Langfristig ist jedoch ein Kapazitatsmarkt als mogliche Losung fiir Probleme mit der
Angemessenheit der Stromerzeugungskapazititen vorteilhafter. Beispielsweise sorgt ein
Kapazitatsmarkt fiir kontinuierliche Investitionen. Infolgedessen wird in den durchge-
fithrten Untersuchungen so investiert, dass ein nahezu konstantes Kapazitatsniveau der
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disponiblen Kraftwerke erreicht werden kann. Dariiber hinaus ist die installierte Kapazitat
im jeweiligen Markt hoher. Unterdessen werden die Anzahl der Preisspitzen sowie die
durchschnittlichen Spotmarktpreise im Vergleich zu einem Energy-Only-Markt reduziert.
Zugleich wird gezeigt, dass mit einem Kapazitatsmarkt nicht zwangsweise hohere Sys-
temkosten einhergehen. D. h. Kapazitdtsmarkte sind auch hinsichtlich Effizienz mit einem
Energy-Only-Markt vergleichbar.

Nach den Ergebnissen dieser Arbeit hebt ein Energy-Only-Markt zusammen mit einer
strategischen Reserve die Adequacy Ratio (und damit die Angemessenheit der Erzeugungs-
kapazitaten) im Vergleich zu einem reinen Energy-Only-Markt an. Strategische Reserven
sind jedoch ineffizienter als ein zentraler Kapazitdtsmarkt. Dem Strommarkt wird Kapazitat
fur die strategische Reserve entzogen, die nur notfalls eingesetzt werden darf. Dadurch
steigen die Spotmarktpreise aufgrund der geringeren Kapazitit und der hoheren Knapp-
heit im Markt. Alle fixen Kosten der Kraftwerke in der Reserve fallen dennoch an und
missen kompensiert werden. Alternativ kann Nachfrageflexibilisierung helfen, um die
Angemessenheit der Stromerzeugungskapazititen im Energy-Only-Markt (sowohl mit als
auch ohne strategische Reserve) zu erhchen.

Kapazitatsmarkte scheinen allerdings nicht ausreichend, um gréflere Kernkraftwerks-
kapazitdten anzureizen. Die Analyse der Zahlungsstrome der Kernkraftwerke zeigt nur
geringe Anteile durch Einnahmen iiber den Kapazitatsmarkt. Das bedeutet, dass in der
durchgefithrten Untersuchung, privatwirtschaftliche Investitionen keine wesentliche Rolle
bei Investitionen in Kernkraftwerke spielen, unabhéngig vom gewahlten Marktdesign.
D. h. die Wirtschaftlichkeit von Neuinvestitionen, vor dem Hintergrund der unterstellten
Marktlage, ohne staatliche Unterstiitzung ist zu bezweifeln. Deshalb kénnen andere Me-
chanismen notwendig sein, um die Ziele in Frankreich hinsichtlich der Gewahrleistung der
Angemessenheit der Stromerzeugungskapazititen zusammen mit der Treibhausgasneutra-
litat mithilfe von hohen Kernkraftwerkskapazitaten zu erreichen. Mit dem Ukrainekrieg
im Jahr 2022 haben sich allerdings wesentliche Anderungen am Energiemarkt ergeben,
sodass eine erneute Bewertung aller Untersuchungen anzuraten ist.

Grenziiberschreitende Effekte aus nationalen Anpassungen des Marktdesigns und
abgesicherten Kraftwerksinvestitionen

Die Wahl des Marktdesigns hat nicht nur Einfluss auf den nationalen Strommarkt, sondern
auch auf physikalisch und 6konomisch gekoppelte Strommaérkte. Grundsatzlich wird in
den vorgestellten Fallstudien dieser Dissertation gezeigt, dass Kapazitatsmechanismen zu
grenziiberschreitenden Effekten fithren konnen.

Grenziiberschreitende Effekte konnen sich auf Preise auswirken. Beispielweise konnen
durch umfassende Kapazitatsmarkte Gro3handelspreise auch in benachbarten Markten
sinken, da weniger oder sogar keine Knappheiten durch insgesamt hohere verfiigbare
Erzeugungskapazitaten auftreten. Dementsprechend werden Preisspitzen in den gekoppel-
ten Markten reduziert oder bleiben sogar ganz aus. Umgekehrt fiihrt eine treibhausgas-
intensive Stromproduktion bei steigenden EU Allowance-Zertifikatspreisen zu hoheren
Groflhandelsstrompreisen. Denn die variablen Kosten von fossil-befeuerten Kraftwerken
beinhalten Kosten durch den notwendigen Erwerb von EU Allowance-Zertifikaten. Sind
schlieflich diese Kraftwerke preissetzend, steigen ceteris paribus die inframarginalen
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6. Zusammenfassung und Fazit

Renten von treibhausgasneutralen Erzeugungstechnologien. Beispielsweise Wasser- und
Kernkraftwerke im In- und Ausland (bei gekoppelten Markten und ausreichenden Han-
delskapazitidten) konnen von den hoheren Renten profitieren. Hingegen dampfen hohe
Kernkraftwerkskapazititen die GrofShandelspreise im lokalen Strommarkt, aber auch in
gekoppelten Markten.

Investitionen konnen von grenziiberschreitenden Effekten gleichermaf3en betroffen
sein. So kann die Nachbarschaft zu Strommarkten mit implementiertem Kapazitatsme-
chanismus zu geringeren Investitionen im nationalen Strommarkt fithren. Beispielsweise
zeigen die Ergebnisse geringere Investitionen in der Schweiz nach der Einfithrung von
Kapazitdtsmechanismen in Deutschland, Frankreich und Italien. Die Zahlungen durch
die Kapazitatsmechanismen in diesen drei Landern haben einen positiven Effekt sowohl
auf die nationale Angemessenheit der Stromerzeugungskapazititen, als auch auf die in
benachbarten Markten. Dadurch kann langfristig eine Abhéngigkeit von benachbarten
Strommaérkten mit Kapazititsmechanismen entstehen, die sich jedoch am untersuchten
Beispiel der Schweiz (mit einem Energy-Only-Markt) vor allem auf die Strompreise be-
schrankt. Das liegt insbesondere an den hohen Kapazititen der Schweizer Wasserkraft, die
unabhéngig von den Marktdesigns der umliegenden Strommarkte fiir eine ausreichende
Angemessenheit der Stromerzeugungskapazitaten sorgt. Ein disponibler Kraftwerkszubau
erfolgt demnach eher in Strommarkten mit Kapazitdtsmechanismus. Der Strom wird bei
ausreichenden grenziiberschreitenden Handelskapazitaten exportiert.

Hoéhere Handelskapazitdten zwischen Strommaérkten sorgen fiir eine hohere Preiskon-
vergenz. Jedoch scheint der Einfluss eines einzelnen Marktes auf die Strompreise bei sehr
hohen Handelskapazitaten zu anderen Marktgebieten langfristig zu sinken, was aus dem
Ausbau der erneuerbaren Energien und der damit verbundenen lokalen Wettersituation
resultiert. Folglich sinkt auch der Einfluss eines einzelnen Marktes auf die Konvergenz der
Strompreise.

Grenziiberschreitende Effekte konnen aber auch in Form von Verschiebungen hin-
sichtlich der Austauschvolumen zwischen den Marktgebieten auftreten. Hohe Erzeu-
gungsmengen der erneuerbaren Energien konnen hohe Stromexporte oder eine geringere
Importabhangigkeit verursachen, worauf die Ergebnisse fiir Italien hindeuten. Dariiber
hinaus konnen fokussierte (bzw. staatlich abgesicherte) Investitionen in treibhausgas-
neutrale Erzeugungskapazitaten (hier am Beispiel der Kernkraft) zu einem Riickgang der
Gesamtemissionen iiber alle Strommaérkte fiithren.

Insgesamt zeigt diese Dissertation wichtige Herausforderungen des Strommarkts. Ande-
rungen des Marktdesigns konnen diverse Auswirkungen auf die Stromgrofhandelspreise
oder die Angemessenheit der Erzeugungskapazitaten im In- und Ausland hervorrufen.
Es werden wesentliche Wechselwirkungen aus der Literatur in den Modellrechnungen
verifiziert. Insbesondere wird zusammen mit der Weiterentwicklung des agentenbasierten
Strommarkt-Simulationsmodells ein Beitrag zum Werkzeugkasten fiir die Energiesys-
temanalyse geleistet. Forschungsfragen und damit Wissensliicken konnen mithilfe des
Modells geschlossen werden. Vor dem Hintergrund der européischen Marktintegration,
der steigenden Handelskapazitiaten und des nachhaltigen Umbaus des Stromsystems von
fossil-befeuerten Kraftwerken zu immer hoheren Anteilen erneuerbarer Energien kann
diese Arbeit einen Beitrag zum besseren Verstandnis der auftretenden Herausforderungen
sowie bestenfalls zum Gelingen der Energiewende leisten.
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A.1. Introduction

Abstract

In recent years, electricity markets have been characterized by a growing share of fluctu-
ating renewable energies, which has increased concerns about the security of electricity
supply. As a consequence, existing market designs are adapted, and new capacity remuner-
ation mechanisms are introduced. However, these mechanisms entail new challenges, and
it is disputed whether they are indeed needed. In this article, an overview of the current
debate on the necessity of capacity remuneration mechanisms is provided. Furthermore,
initial experiences of real-world implementations are discussed, and common findings in
the literature, categorized by their economic implications, are derived. Finally, shortcom-
ings in existing research and open questions that need to be addressed in future works are
pointed out.

A.1. Introduction

A reliable electricity system remains one of the main objectives of energy market regulators.
This objective requires the stimulation of adequate investments on the supply side by
market prices, which are to be high enough to finance not only the operational but
also the fixed costs. However, generating adequate price signals becomes more and
more challenging during the energy transition phase mainly shaped by the expansion of
distributed renewable energies sources (RES). This intensified the discussion on demand-
supply adequacy and lead to the proposal and in some cases introduction of mechanisms
to remunerate capacity providers. However, the necessity and the design of these so-called
capacity remuneration mechanisms (CRMs) is diversely evaluated in the literature.

Due to the already large and still quickly growing number of studies on CRM{L it is
increasingly hard to keep an up-to-date overview. As several real-world experiences in the
implementation and administration of CRMs have been gained, reviews have already been
carried out focusing on the practical lessons learned (e.g., Batlle and Rodilla, 2010; Beckers
et al.,2012; Bhagwat, de Vries, and Hobbs, 2016; Karacsonyi et al.,[2006; Spees et al., 2013).
However, because of the rapid development and frequent regulatory changes, some of the
presented information is already obsolete. Other more broadly oriented studies provide a
systematic description of CRMs as well as a descriptive comparison (e.g., de Vries, [2007;
DNV GL, 2014; Doorman et al., [2016; Europdische Kommission, 2016b; Hancher et al.,
2015) or focus on the fundamental economic principles of CRMs, (e.g., Cramton, Ockenfels,
et al., |2013; Stoft, 2002). Beside these studies on theoretical concepts of market design
and CRMs as well as a review of mechanisms implemented in some countries, to the best
knowledge of the authors, there does not exist a comprehensive review of the discussion
and assessment of different design options for the electricity market in the literature.

Therefore, this article aims to guide both, new entrants and advanced researchers,
through the field of electricity market design by providing a comprehensive and up-to-date

! In the literature, two other terms—capacity mechanism and capacity markets—are commonly used as
synonyms for capacity remuneration mechanisms. In this article, however, capacity markets have a
narrower definition and are considered as a specific variant of the different mechanism to enumerate

capacity (see Section[A.3).
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overview of market design options. As the topic is well discussed in the literature and
there are several real-world implementations of CRMs today, this paper aims not only
to review theoretical studies on electricity market design but also to describe a selection
of real-world implementations of CRMs as alternative design options. This enables the
potential reader to gain insights from theoretical approaches and related studies as well as
from practical implementations.

In order to understand why there are so many approaches in theory and practice and
how the discussion about the requirement for alternative design options evolved, Sec-
tion provides a review of the discussion about generation adequacy and about the
performance of the energy-only-market (EOM). Afterward, the focus is set on the as-
sessment of market design options in the literature, both from a practical perspective
and theoretical perspective. In the practical case, a selection of the most relevant design
options implemented in electricity markets around the world is discussed (Section [A.3).
The theoretical perspective considers the assessment of the impacts of different design
options on regulatory targets, such as generation adequacy and RES integration (Sec-
tion[A.4). The review of the latter perspective is carried out in focusing on the qualitative
discussion of limitations and benefits of each market design option, as well as on the
model-based analysis of impacts on different criteria, e.g., market welfare, security of
supply or incentivizing flexibility. Finally, the main common findings are discussed, open
questions with which researchers are currently confronted are pointed out, and a set of
policy implications is derived (Section [A.5).

A.2. The on-going debate about securing generation adequacy

The question of whether EOMs generate sufficient price signals to incentivize investments
in generation capacity is closely linked to the specific characteristics of electricity markets,
i.e., their long-standing barriers and more recent challenges. Therefore, after describing
these characteristics, the discussion on generation adequacy is summarized to show the
motivation behind CRMs, to make the review more comprehensive and to present the
latest findings from the fast-growing literature in a broader context.

A.2.1. Existing barriers to generation adequacy

The barriers in the electricity sector can be clustered in physical and market-related ones.
Physical barriers are mainly based on the fact that electricity systems need to balance
generation and consumption in each node of the electricity grid at every point in time, as
the disruption of electricity frequency can lead to severe damages, such as the destruction
of connected devices or even the collapse of the entire power system (Kwoka and Madjarov,
2007). Usually, the most substantial amount of electricity is already traded several months
or years in advance via forward contracts and over-the-counter (OTC) markets that allow
energy suppliers to hedge their portfolio (Meeus et al., 2005). As the possibilities to store
electricity economically are still limited, and deviations from the expected consumer
demand as well as the unexpected unavailability of generation capacity induce a need for
short-term trading, spot markets usually possess high liquidity. However, as a certain time
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between spot market clearing and fulfillment is still necessary to organize the delivery,
current wholesale markets are unable to capture these temporal and spatial requirements
in their clearing process. Hence, other market or regulatory mechanisms are required.
Furthermore, due to the nature of the electricity network, a free-rider problem occurs as
up to now the network cannot differentiate between customers with and without contracts
guaranteeing a reliable supply (Lynch and Devine, 2017). Therefore, an EOM design
without reliability contracts cannot discriminate between customers who are willing
to pay for reliability and those who are not (Joskow and Tirole, |2007). These technical
properties are one reason why electricity prices as the outcome of market equilibrium
cannot carry all information and signals necessary for the reliable long-term operation
and the required investments in the generation infrastructure.

One example for market-related barriers are price caps in spot markets, which are a
regulatory barrier introduced to protect consumers and to avoid the abuse of market power
in the absence of demand elasticity (Stoft, 2002). However, as Petitet et al. (2017) point
out, price caps are usually set below the value of lost load (VoLLﬂ for political reasons,
and the resulting investments in generation capacity are likely not sufficient to cover the
electricity demand at all times. Even though it is theoretically possible to set shortage
prices or price caps sufficiently high, i.e., equal to the VoLL, in practice its specific value
would have to be determined first, a task often described as difficult or even impossible to
perform (e.g., Cramton, Ockenfels, et al., 2013; Willis and Garrod, 1997).

Therefore, other measures may be required to replace signals coming from price spikes
and to generate sufficient incentives for investments (Doorman et al.,|2016). These addi-
tional measures are to be implemented to address the so-called missing money problem,
which can be defined as the lost earnings beyond the price cap, especially for peak load
power plants (see Figure [A.1Ip). More detailed, missing money is that part of these lost
earnings that is necessary to cover the investment and all other fixed costs. For Joskow
and Tirole (2007), missing money may also occur due to premature technical decisions of
system operators to avoid market disequilibrium and brownoutﬂ Furthermore, Newbery
(2016a) argues that even if earnings from price spikes are sufficient to cover fixed and
capital costs, investors might not be willing to bear the associated risks and are unable to
lay them off through futures and contract markets. In this case, the problem is referred to
as missing market instead of missing money (Newbery, 1989).

Another problem in current wholesale electricity markets is that large parts of electricity
demand are inelastic from a short-term perspective, e.g., households have a fixed rate for
energy consumption in combination with a base rate tariff (Diitschke and Paetz, 2013) and,
thus, do not actively participate in the volatile wholesale market or show any reaction
even to drastic prices changes (Cramton and Stoft, 2005). Therefore, the marginal costs

The value of lost load describes the average willingness of customers to pay for the reliability of their
electricity supply. The individual willingness to pay is not an unlimited value but can vary between close
to zero and tens of thousands of Euros per MWh, especially for critical infrastructures such as hospitals
(Hogan, 2017).

In the electricity system major failures result in brownouts or blackouts. A blackout is a disruption in
a wider range of an electricity system up to a total collapse of the whole supply whereas a brownout
implies an excessively reduced voltage that can result in equipment failure, e.g., overheating of electric
motors (Blume, 2007).
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a) b)
A A
price demand price demand \
missing money
p —————————————————————— p* = ﬁ ——————————————————————
P i scarcity rent
scarcity rent
infra-marginal rent infra-marginal rent
capacity capacity

Figure A.1.: Price setting in scarcity situations. a) The equilibrium price p* is below the
price cap p and an efficient outcome is achieved. b) The equilibrium price
p” is above the price cap p, however, as the resulting price p* is equal to the
price cap, welfare losses occur (missing money).

of base load and with increasing demand peak load power plants set the market price
until the entire demand can no longer be met by the existing generation capacity (see
Figure [A.1). For this reason, Lynch and Devine (2017) state that the price signal for
reliable supply and generation adequacy can be considered weak. Keppler (2017) even
argues that many problems regarding security of supply could be solved if the demand
side became more elastic and participated in the market efficiently. Furthermore, Aalami
et al. (2010) claim that the implementation of demand response programs will lead to the
reflection of wholesale prices in retail prices, especially, if new developments change the
need for electric services and new business models are developed for the demand response
measures. However, currently, the main burden of balancing the system to guarantee
the reliable operation of the electricity grid in the short term and to ensure generation
adequacy in the long term lies on the supply side.

A.2.2. Recently emerging challenges

In addition to the already mentioned long-standing barriers that exist on wholesale elec-
tricity markets, several recent developments revive the debate about mechanisms remu-
nerating generation capacity, e.g., the rise of intermittent RES or the market-related and
political uncertainties, such as the phase-out of specific technologies. The aim of the
following paragraphs is, thus, to shed light on these developments.
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Driven by the introduction of various subsidy programs, RES have experienced a re-
markable rise’]

PV and wind power are highly capital intensive (e.g., Newbery, |[2016b; Schmidt, |2014)
but feature marginal costs close to zero (Milligan et al.,[2016; Osorio and van Ackere, 2016).
The low generation costs of RES result in decreasing electricity prices—also known as the
merit-order effect (Sensfufd et al., 2008). Lower electricity prices in turn reduce the yields of
conventional generation and, at the same time, the larger share of RES decreases the load
factors of thermal capacities. Combined with the priority dispatch of RES implemented
in many European countries (Hu et al., 2017; Newbery et al., 2017), this effect can even
lead to negative prices (Nicolosi, 2010). Furthermore, as scarcity situations occur less
often, renewable generation reduces the profitability of peak-load plants that depend on
recovering their capital costs during a limited number of hours (Keppler, 2017). In Europe,
the expansion of RES in combination with several other factors, e.g., decreasing prices for
hard coal and carbon emission certificates, caused a significant drop in electricity prices (see
Bublitz, Keles, et al.,|2017; Hirth et al.,|[2018; Kallabis et al.,[2016) that drastically complicated
the recovering of operating expenses for conventional capacities (see Figure [A.2). For
instance, in the last years, gas-fired generation was often unprofitable. As a consequence
gas power plants are being mothballed and decommissions are already carried out or being
considered (Bloomberg, |2015; Réseau de Transport d’Electricité, 2014b; S&P Global, 2013).

Due to the dependence on weather conditions, the generation of PV and wind power is
highly intermittent, and especially wind generation is hard to predict (Newbery, [2016b).
As their level of electricity generation is semi-dispatchable, only a reduction is possible
(Di Cosmo and Lynch, [2016; Lynch and Devine, 2017), an additional need for flexibility is
created, which, for example, can be provided by demand response measures, large-scale
storage capacities or power plants with the ability to quickly ramp up or down (Cepeda
and Finon, 2013; Pollitt and Anaya, 2016). Therefore, without further advancements,
intermittent RES are currently unable to replace dispatchable conventional power plants
adequately (Doorman et al., 2016} Hach, Chyong, et al.,[2016) and the need for dispatchable
generation capacity remains high. Moreover, as RES are often located away from the
demand centers and the locations of capacities they replace, grid constraints will play a
more pronounced role. RES are already mentioned as the main driver for grid congestions
(Bruninx et al., 2013), and in the future, supply and demand need to be balanced at different
geographical levels, e.g., at the local, the national or supranational level.

Finally, investors face different uncertainties regarding fuel and electricity prices and the
regulatory framework, e.g., the nuclear phase-out decision, fossil fuel reduction or carbon
emission targets. Even though the phase-outs affect supply security, Becker et al. (2016)
claim that neither politicians nor scientists discuss lowering the level of security of supply
to achieve a sustainable and affordable system. Beyond that, in case of an investment
decision, the prompt commissioning of generation capacity—especially for controversial
technologies (e.g., carbon capture and storage)—proves to be another obstacle, as the
licensing process is tedious and adds another layer of uncertainty (Doorman et al., 2016).

4 The rise of RES is, for example, illustrated by the fact that between 2006 and 2016, the worldwide installed
photovoltaic (PV) and wind power capacity grew by a compound annual rate of 48 % respectively 21 % to
a worldwide installed capacity of 303 GW respectively 487 GW by the end of 2016 (REN21,2017).
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Figure A.2.: The development of day-ahead prices in major European markets in the last
years shows a clear downward trend, apart from the years 2009 and 2010,
which can be regarded as outliers due to the impact of the global economic
crisis. The comparison of the figures for 2008 and 2016 indicates a decline
of about 50 % in Germany, France, and Italy, whereas the decline in Spain is
about 33 %. Sources: European Network of Transmission System Operators
for Electricity (2017), European Power Exchange (2018), Gestore dei Mercati
Energetici S.p.A. (2017), and OMI-Polo Espanol S.A. (2017).

A.2.3. The optimal functioning of energy-only markets and the necessity of
capacity remuneration mechanisms

One, maybe the most persuasive, argument in favor of an EOM is that—even in the
absence of an active demand response—resulting market prices are efficient and, thus,
lead to sufficient long-term investments guaranteeing the least-cost long-term system if
several key assumptions are met (Caramanis et al., 1982; Oren, 2005; Schweppe et al., 1988;
Stoft, 2002): (1) the market is perfectly competitive, (2) market participants have rational
expectations and (3) follow a risk-neutral strategy. However, in the light of the present
state of electricity markets that feature several imperfections (Cepeda and Finon, [2011),
these assumptions seem rather unrealistic, maybe even impossible to realize in practice.
In real-world markets, a small number of producers often dominate the market, resulting
in a duopoly or oligopoly (e.g., Schwenen, 2014), and invest strategically (Grimm and
Zottl, 20135 Zottl, 2010). Furthermore, investors are usually rather risk-averse, i.e., building
less capacity than risk-neutral investors would (Neuhoff and de Vries, 2004). Moreover,
market participants may not always have rational expectations, and in the presence of
the large uncertainties, e.g., about the development of electricity prices, and the long
lead times for new investments, electricity markets are prone to suffer investment cycles
(Arango-Aramburo and Larsen, 2011; Ford, 2002; Olsina et al., 2006). The alternation
between overcapacity and under-capacity results in inefficient market allocations, i.e.,
in the former case, unprofitable investments and, in the latter case, an excessive risk of
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load curtailment and high costs for consumers (Réseau de Transport d’Electricité, [2014a).
Moreover, de Vries and Hakvoort (2004) argue that even long-term contracts do not provide
a solution as they offer consumers the opportunity to free-rideﬂ

In addition, Keppler (2017) shows two other independent problems of an EOM. On
the one hand, demand-side externalities in the form of transaction costs and incomplete
information ensure that the social willingness-to-pay is greater than private willingness-
to-pay for additional capacity. On the other hand, investments in generation capacities are
not arbitrarily scalable, but rather take discrete values. In combination with dramatically
lower revenues in the transition from underinvestment to overinvestment, investors have
strong asymmetric incentives and, thus, tend to underinvest rather than to overinvest.
Besides, Joskow and Tirole (2007) argue that scarcity rents are very sensitive to regulatory
changes and that even minor mistakes are likely to have a significant impact on market
prices.

Some of the more critical voices stress that market imperfections, especially the lack of
demand response, will always persist in EOMs, and lead to the exercise of market power,
which results in high price peaks. Thus, a different framework or additional measures, e.g.,
CRMs, are required to help to ensure generation adequacy efficiently (Cramton and Stoft,
2005; Joskow and Tirole, 2007). Others reply that the main problem of EOMs is the lack of
political will to allow for unconstrained electricity priceﬁ and periodic shortages (Besser
et al.,2002; Hogan, |2005).

However, often it is argued that CRMs are inefficient and according to Oren (2000) the
least desirable instrument or according to Hogan (2017) only the third best option to ensure
reliability, with the first option being the elimination of the leading underlying causes, e.g.,
incentivizing a flexible deman(ﬂ and the second-best option being an administrative price
curve for the usage of reserve energy. Wolak (2004) even claims that the rationale for CRMs
is essentially a holdover from the regulated regime of the energy sector that encourages
over-investment and is highly susceptible to market power, thus, frequently requiring
regulatory intervention to set a non-distorted capacity price. In a recent publication,
Wolak (2017) instead argues that generation adequacy can be ensured by establishing
a market for standardized forward contracts and mandating retailers to participate in
order to provide sufficient liquidity. He states that in this way generation adequacy can

> A problem with long-term contracts is that they are not contracted directly between consumers and
utilities, but rather through load-serving entities as intermediaries. However, rational consumers prefer
the cheapest retailer, which by avoiding long-term contracts does not contribute to the financing of
peaking capacities.

Although price caps are frequently mentioned as a source of the missing money problem, the data on
market prices often tells a different story, e.g., since the establishment of the EEX in 2000, the upper price
limit of the German spot market (3000 EUR/MWh) was not once hindering the price formation (European
Power Exchange, 2018), the same seems to be the case in several US market areas from 2000 to 2006
(Joskow, 2008).

In the future, if end consumers start to participate directly in the market via smart meters, they could
specify in detail what price they are willing to pay for each consumption level. If the price is too high,
the smart meter will switch off individual consumers directly, for example, the washing machine, while
leaving others connected, e.g., the lights and refrigerator. Thereby, the missing money problem could be
avoided (Newbery, |[2016a).
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be ensured at the lowest possible cost, as scarcity is reflected in the forward prices and
investors are provided with the necessary financing.

Summing up, whether the EOM is able to guarantee generation adequacy;, is still dis-
cussed intensively in the literature. It is apparent that the efficient allocation of resources
by an EOM is a highly challenging task, given the particular combination of the unusual
characteristics of the electricity market.

Here, the utilization of real-world experience to draw general conclusions is of limited
use. In case, some analysts argue that the developments on a particular market serve as an
example for the inherent shortcomings of an EOM, advocates respond that the market has
not been able to function well due to regulatory mistakes (Doorman et al., 2016). Beyond
that, Hogan (2017) states that the financial distress present in many European as well
as North American electricity markets, can be attributed to overcapacities. Nonetheless,
recent developments have raised serious doubts on the effectiveness of an EOM so that
many politicians deem the introduction of CRMs necessary.

A.3. Market design options and current status of real-world
implementations

In order to highlight the practical relevance of the market design concepts developed in
the literature, an overview of several CRMs currently implemented or in the planning
stage around the world is provided in the following. These real-world implementations are
classified with respect to some key characteristics. Then, conclusions and implications for
future implementations are presented. Thereby, this section provides a helpful backdrop
for a deeper understanding of the literature reviewed in Section

A.3.1. Generic types of capacity remuneration mechanisms

Typically, CRMs are designed to incentivize investments and thus improve generation
adequacy, i.e., avoid shortage situations. This is implemented by offering capacity providers
income on top of the earnings from selling electricity on the market (Hawker et al., 2017).
Yet, the mechanisms vary in the way the required quantities that are supplied and the
corresponding capacity prices are determined (Hach, Chyong, et al., 2016).

The Europaische Kommission (2016b) distinguishes between volume-based mechanisms,
where a specific capacity sufficient to guarantee the desired level of generation adequacy
is set and then results in a market-driven price, and price-based mechanisms, where the
amount of the procured capacity is steered by setting a target price. Both categories can
also be subdivided into market-wide and targeted approaches. Whereas market-wide
mechanisms provide support to all capacity in the market, targeted mechanisms aim at
supporting only a subset, e.g., newly built capacity or capacity expected to be required
additionally to the one already provided by the market. More specifically, six different
types of mechanisms can be differentiated (for typical characteristics, see Table [A.1):

(1) Tender for new capacity. Financial support is granted to capacity providers in order to
establish the required additional capacity. Different variations are possible, e.g., financing
the construction of new capacity or long-term power purchase agreements.
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Table A.1.: Typical characteristics for different types of CRMs. However, due to specific
requirements, the concrete specifications may vary in different countries.
Sources: Europaische Kommission (2016b), Hancher et al. (2015), Neuhoff,
Diekmann, Kunz, et al. (2016), and Neuhoff, Diekmann, Schill, et al. (2013)

Type Category Procurement/ Participation  Product Main regulatory parameters
Market type in other
markets
Tender for new volume-based/ centralized/ yes firm capacity volume
capacity targeted auction capacity
Strategic volume-based/ centralized/ no reserve capacity volume, activation rule,
reserve targeted auction capacity trigger event
Targeted price-based/ centralized/ yes firm capacity price, eligibility criteria
capacity targeted auction capacity
payment
Central buyer volume-based/ centralized/ yes call option capacity volume, strike price
market-wide auction
De-central volume-based/ decentralized/ yes reliability security margin, penalties
obligation market-wide bilateral certificate
Market-wide price-based/ centralized/ yes firm capacity price
capacity market-wide auction capacity
payment

(2) Strategic reserve. A certain amount of additional capacity is contracted and held in
reserve outside the EOM. The reserve capacity is only operated if specific conditions are
met, e.g., a shortage of capacity in the spot market or a price settlement above a certain
electricity price.

(3) Targeted capacity payment. A central body sets a fixed price paid only to eligible
capacity, e.g., selected technology types or newly built capacity.

(4) Central buyer. The total amount of required capacity is set by a central body and
procured through a central bidding process so that the market determines the price. Two
common variants of the central buyer mechanism include the forward capacity market
(Cramton and Stoft, 2005} |2006) and reliability options (Batlle, Vazquez, et al., 2007; Pérez-
Arriaga, |1999; Vazquez et al., 2001).

(5) De-central obligation. An obligation is placed on load-serving entities to individually
secure the total capacity they need to meet their consumers’ demand. In contrast to the
central buyer model, there is no central bidding process. Instead, individual contracts
between electricity suppliers and capacity providers are negotiated.

(6) Market-wide capacity payment. Based on estimates of the level of capacity payments
needed to bring forward the required capacity, a capacity price is determined centrally,
which is then paid to all capacity providers in the market.

A.3.2. Current status of implementation around the world

While the first CRMs in the US date back to the 1990s, European countries only rather
recently started implementing such mechanisms or are currently evaluating tailored
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Table A.3.: Overview of implemented CRMs around the world. Sources: Bhagwat, de
Vries, and Hobbs (2016)), Byers et al. (2018), Cejie (2015)), Chow and Brant
(2018), Deutscher Bundestag (2016), EirGrid plc and SONI Limited (2017),
Européaische Kommission (2014, 2016alblc, 2017aic), Government of Western
Australia (2017), Hancher et al. (2015), Harbord (2016), Midcontinent Indepen-
dent System Operator, Inc. (2019), New York Independent System Operator
(2018), Patrian (2017), PJM (2018), Roques, Verhaeghe, et al. (2017), Single
Electricity Market Committee (2016), Southwest Power Pool, Inc. (2018ab),
and Svenska Kraftnit (2016).

Type Market area Administrator Eligible technologies Status!
TSO/ISO RA TPP VRES DSM IC
Belgium X X X X active (2014)
Strategic reserve Germany X X X X planned®>  (2018)
Sweden X X X active (2003)
Colombia X X X active (2006)
Ireland® X X X X X X planned (2017)
Ttaly® X X X X X planned (2018)
Poland* X X X X X X planned (2018)
Central buyer UK X X X X b'e b'e active (2014)
US - ISO-NE X X X X X active (1998)
US - MISO X X X X X active (2009)
US - NYISO X X X X X active (1999)
US - PIM X X X X X active (2007)
Australia - SWIS X X X X X active (2005)
De-central France X X X X X active (2015)
obligation US - CAISO X X X X X X active (2006)
US - SPP X X X X X active (2018)
Targeted Spain® X X active (2007)
capacity
payment

Abbreviations: CAISO—California ISO, DSM—demand side management, IC—interconnector, ISO—independent system operator, ISO-NE—ISO New England, MISO—Midcontinent
1SO, NYISO—New York ISO, PJM—Pennsylvania-New Jersey-Maryland Interconnection, RA—regulatory authority, SPP—Southwest power pool, SWIS—South West interconnected
system, TPP—thermal power plant, TSO—transmission system operator, VRES—variable renewable energy sources

! Year of (planned) implementation in parentheses. The year refers to the respective mechanism currently in place, however, other mechanism may have been used before.

2 In Germany, two separate mechanisms have been discussed that can be classified as a strategic reserve. In 2016, a security stand-by arrangement for lignite-fired power plants
with a total capacity of 2.7 GW was introduced in order to attain national climate targets. Furthermore, an additional so-called capacity reserve is supposed to be active in winter of
2018/19 to ensure generation adequacy. However, as the European Commission still assesses whether the capacity reserve complies with EU state aid rules, it is unclear whether the
planned schedule can be met.  To date, targeted capacity payments are used. ~ * Currently, a strategic reserve is implemented.  ° This refers to the now in place “availability
service” mechanism. An additional mechanism named “investment incentive” was abolished in 2016.

solutions. However, the European trend towards applying CRMs stands in contrast to the
European Commission’s preference for the EOM as an approach to trigger new investments
and provide signals for decommissioning in case of overcapacities (Petitet et al., [2017).
Some further countries outside of Europe and the US, such as Australia and Colombia, are
also relying on CRMs in order to guarantee generation adequacy.

An overview of several real-world implementations of CRMs as well as planned mech-
anisms is provided in Table and Figure The country-specific approaches differ
not only with regard to the chosen type of the mechanism but also with regard to the
respective administrators and the eligible technologies. Further characteristics of some
currently active mechanisms can be found in
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Strategic reserve Central buyer Tender for new capacity
Targeted capacity payments [ll De-central obligation [ll Reserve demand curve

a) b)

Figure A.3.: Overview of a) the future situation of CRMs in Europe when all planned
mechanisms are implemented and b) the current situation in the US. The situ-
ation is more diverse in Europa due to uncoordinated national approaches
and diverging interests. Whereas only two different types of CRMs are found
in the US, a specific case is the Texas ERCOT market, where the EOM is sup-
ported by an artificial reserve demand curve that produces high price signals
to incentivize new investments or DSM. Sources: ACER and CEER (2017),
Chow and Brant (2018), EirGrid plc and SONI Limited (2017), Européische
Kommission 2016alb), Hancher et al. (2015), Midcontinent Independent
System Operator, Inc. (2019), Roques, Perekhodtsev, et al. (2016), and U.S.
Government Accountability Office (2017).

A.3.3. Discussion and implications for future implementations

An expert survey conducted by Bhagwat, de Vries, and Hobbs reveals that the
CRMs implemented in the US have effectively—but likely not efficiently—contributed to
reaching the different regions’ respective reliability goals. For this reason, the experts
generally advise the EU to rely on EOMs and not implement CRMs. If, however, CRMs
are to be implemented in Europe, they recommend using consistent and transparent rules
with minimum subsequent modifications. Moreover, based on the US experience, it seems
advisable to base the capacity remuneration on the availability of the respective resources
in actual scarcity conditions. Since these recommendations are quite generic, they are also
applicable to any country outside of Europe which is considering the implementation of a
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CRM.

Bhagwat, de Vries, and Hobbs (2016) further state that cross-border inefficiencies are
currently not considered a major issue in the US, even though the introduction of the PJM
mechanism has likely been a key driver for the subsequent implementation of a CRM in
the neighboring MISO region. In this respect, the situation is different in Europe, where
the Europaische Kommission (2011) considers a single European electricity market—also
termed “internal electricity market”—essential in order to ensure competitive, sustainable
and secure energy supply in the future.

This is contrasted by several European countries already using or currently imple-
menting individual mechanisms to increase generation adequacy on a national level (see
Section[A.3.2). Yet, in a highly interconnected electricity system like the European one, the
uncoordinated implementation of local mechanisms might lead to numerous potentially
adverse cross-border effects, which are described in detail in Section

The European Commission has already recognized this issue and therefore continuously
assesses the conformity of planned and implemented mechanisms with EU State aid rules
(for an overview of the cases see Europaische Kommission, 2017b). For a lawful public
intervention in the market, the Européische Kommission (2013) asks for the respective
member state to demonstrate the essential need for any capacity remuneration. Moreover,
any mechanism must ensure that distortions of competition are minimized and technology
neutrality is guaranteed. The latter aspect includes the eligibility of demand-side measures
or foreign generation capacity, which, for example, has led to several adjustments of the
French decentralized capacity market mechanism.

A.4. Findings on capacity remuneration mechanisms in the
literature

After analyzing real-world implementations of CRMs, the findings in the literature are
discussed below. In view of the large number of studies, the findings have been structured
based on the specifically investigated topics. This allows to compare similar studies and to
derive common results. In many of the analyses, e.g., for evaluating dynamic long-term
effects—such as the occurrence of investment cycles—the use of models is highly suitable
(Hary et al.,|2016). Table gives a quick overview of the existing approaches available
in the literature including the regarded market characteristics or the considered research
topics. For example, this allows determining which model type is particularly suitable for
the assessment of specific research questions.

The summary of all the findings in the literature, including but not limited to the
mentioned models in the table, is structured by the economic implications of CRMs in the
following subsections. At first, the design elements of CRMs are briefly discussed. Then, it
is examined how CRMs are affected by market power, risk aversion, and investment cycles.
Subsequently, it is analyzed how CRMs influence market welfare and neighboring market
areas. Finally, the impact of CRMs in an electricity market characterized by a higher share
of RES and a more flexible demand side is evaluated.
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Table A.4.: Summarized overview of modeling approaches regarding the development of electricity market design with a focus on
capacity remuneration mechanisms or generation adequacy.
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benefits to the Netherlands
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Creti and Fabra analytical (perfect  spot market, transmission hypothetical X firms’ optimal behavior and market
(2007) competition, constraints equilibrium in capacity markets with the
monopoly) possibility to sell to a foreign market under
both perfect competition and monopoly
Ehrenmann and  stochastic electricty dispatch, hypothetical X | x effects of risk (fuel prices, carbon market) on
Smeers (2011) equilibrium investment investment decisions in generation capacity
Fabra et al. (2011) analytical (Nash investments hypothetical X X effects of price caps and auction formats
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investments and the capacity ratio between
two firms
Fan et al. (2012) stochastic electricity dispatch, hypothetical X effects of uncertainty and risk aversion on
equilibrium investments investments in high and low-carbon
capacities
Franco et al. system dynamics electricity dispatch, Great Britain X effect of central buyer capacity market on
(2015) decommissions investment cycles and long-term market
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Genoese et al. agent-based spot market, investments, hypothetical X impact of a capacity payment mechanism
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24N3v4271] 2Y1 Ul SWSIUDYIIW UO1IDAIUNULIIL /Cl_lODdDO uo SSUIPUI_:{ Y



9¢T

>
Table A.4.: (cont.) .
£ 3 z = . S
£ 32% .35, 8 S
£ &5 3 B g g~ <
=5 £ EE 52 2 )
S = 9 8 5 2 = 7 N
2 5 g & & £ 5 o
Publication Model type®? Model scope Market area A = 5 & @ OFT & Research subject =
S
Grimm and Zo6ttl  analytical (perfect  spot market, investments Germany X influence of spot market design on firms’ g
(2013) competition, Nash investment decision for different regimes of >
equilibrium) spot market competition (competitive prices <
and Cournot-Nash equilibrium) §
Hach, Chyong, single-firm spot market, Great Britain X affordability, reliability, and sustainability of j\\.
et al. (2016) optimization decommissions a central buyer capacity market (for new or S
(retirement of unprofitable new/existing capacity) QL
existing 15
generation)/investments 0§
Hach and Spinler real options for spot market, investments Europe X X effect of capacity payments on investments
(2016) single investor in gas-fired power plants under rising
renewable feed-in
Hary et al. (2016)  system dynamics spot market, hypothetical x| x| x dynamic effects of a capacity market and a
decommissions strategic reserve mechanism on investment
(retirement of unprofitable cycles
existing
generation)/investments
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Jaehnert and single-firm electricity dispatch, Netherlands, X effect of a capacity mechanism or an
Doorman (2014)  optimization investments, transmission Germany increased price cap on generation capacity
constraints under rising renewable feed-in
Joskow (2008) analytical (Ramsey spot market, investments hypothetical X x | sources of the missing money problem in
optimum) imperfect markets
Joskow and Tirole analytical (Ramsey spot market, investments, hypothetical X | x X efficiency of capacity obligations
(2007) optimum) operating reserve
Keles et al. (2016) ~agent-based spot market, Germany X generation adequacy in different market
(PowerACE) decommissions designs (EOM, central buyer capacity
(retirement of unprofitable market, strategic reserve)
existing
generation)/investments,
operating reserve,
transmission constraints
Kim and Kim single-firm electricity dispatch, South Korea X effects of zonal forward capacity markets on
(2012) optimization investments, transmission investments across market zones
constraints
Laleman and statistical electricity dispatch Belgium x | occurrence of electricity shortages and
Albrecht (2016) surpluses in the presence of a high share of
nuclear combined with a high share of
intermittent RES
Lara-Arango et al. analytical (joint spot market, investments  hypothetical X | x economic welfare of a central buyer
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Léautier (2016) analytical spot market, investments  hypothetical X optimal investment in different market
(two-stage, Nash designs (financial reliability options,
equilibrium) physical capacity certificates, single market
for energy and operating reserves)
Le Coq et al. analytical combined spot market, investments hypothetical X X relationship between prices, market power
(2017) with scenario and investment under three different
experiments regulatory regimes (low price cap, high
price cap, capacity market)
Levin and single-firm electricity dispatch, Texas (ERCOT) X ability of three different market mechanisms
Botterud (2015) optimization investments, spinning-up (Operating Reserve Demand Curves, Fixed
and non-spinning reserve Reserve Scarcity Prices and fixed capacity
payments) to provide generator revenue
sufficiency and resource adequacy with
increasing amounts of renewable energy
Lueken et al. statistical spot market PIM X X resource adequacy requirements in the PJM
(2016) market area assuming plant failures are
either independent or correlated
Lynch and Devine analytical (Karush-  spot market, hypothetical X impact of refurbishment under capacity
(2017) Kuhn-Tucker) decommissions payments and reliability options
(retirement based on
higher maintenance
costs)/investments,
refurbishment
de Maere stochastic electricity dispatch, hypothetical X X impact of incomplete risk trading (Contracts
d’Aertrycke et al.  equilibrium investments for Difference, Reliability Options with and
(2017) without physical back-up) on investments
Mastropietro, agent-based spot market, investments  hypothetical X impact of penalty schemes for
Herrero, et al. (two-stage) under-delivery on capacity mechanisms’
(2016) effectiveness and unit reliability
Meunier (2013) analytical electricty dispatch, hypothetical X effect of risk and risk-aversion on the

investment

long-term equilibrium technology mix
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Meyer and Gore  analytical (Nash spot market, investments hypothetical X | x influence of competition and market power
(2015) equilibrium) on market welfare of CRMs (strategic
reserve and reliability options)
Milstein and analytical (Nash spot market, investments Israel X the rationality of underinvestment if
Tishler (2012) equilibrium) profit-seeking, non-abusive producers
construct and operate either one—base or
peaking—generation unit (or both)
Mohamed Haikel analytical (three spot market, investments  hypothetical X | x X comparison of three CRM (reliability
(2011) stage, Karush-Kuhn- options, forward capacity market, and
Tucker, Nash capacity payments) in regard of efficiently
equilibrium) assuring long-term capacity adequacy in
Cournot oligopoly, collusion, and
monopolistic situations
Neuhoff, single-firm electricity dispatch, hypothetical X X | x benefits of coordinated cross-border
Diekmann, Kunz, optimization transmission constraints strategic reserves
et al. (2016)
Ochoa and Gore  system dynamics electricity dispatch, Finland, Russia X | x effects of maintaining a strategic reserve in
(2015) investments, transmission Finland in combination with the different
constraints scenarios of interconnection expansion and
trading arrangements with Russia
Osorio and system dynamics electricity dispatch, Switzerland X x | impact of the nuclear phase-out and the
van Ackere (2016) investments, transmission increasing penetration of variable RES on
constraints security of supply
Ozdemir et al. single-firm electricity dispatch, Europe X cross-border effects (investments, electricity
(2013) optimization decommissions (based on generation, market prices, and import
(COMPETES) age)/investments, export flows) of a unilateral introduction of
transmission constraints a German capacity market
Park et al. (2007)  system dynamics spot market, investments ~ South Korea X effects of capacity incentive systems—loss of

load probability or fixed capacity
payments—on investment in the Korean
electricity market
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Petitet et al. (2017) system dynamics electricity dispatch, hypothetical X effects of capacity mechanisms on security
(SIDES) decommissions of supply objectives assuming risk-averse
(retirement of unprofitable and risk-neutral investor behavior in power
existing markets undergoing an energy transition
generation)/investments
Ringler et al. agent-based spot market, investments, CWE Market X | X effects of cross-border congestion
(2017) (PowerACE) operating reserve, area management and capacity mechanisms on
transmission constraints welfare and generation adequacy in Europe
(potential development of the CWE Market)
Schwenen (2014)  analytical spot market hypothetical X X x | effect of market structure (duopoly with
symmetric and asymmetric firm size) on
security of supply in a capacity market and
an EOM
Schwenen (2015)  analytical capacity auction New York X strategic bidding to coordinate on an
(ICAP) equilibrium in multi-unit auctions with
capacity constrained bidders
See et al. (2016) single-firm electricity dispatch, hypothetical X reinforcing cross-border competition for the
optimization transmission constraints supply of capacity generation with the help
of a flow-based forward capacity mechanism
Tashpulatov log-linear spot market England and X effects of regulatory reforms on incentive
(2015) regression Wales and disincentive to exercise market power
Traber (2017) analytical (Karush-  spot market, Germany, X effects of capacity remuneration
Kuhn-Tucker) decommissions (based on France, and mechanisms on welfare and distribution
age)/invest- Poland (consumers/producers) with a focus on
ments/retrofitting, conventional power plants
transmission constraints
de Vries and agent-based spot market, The Netherlands X | x| x effectiveness of different market designs (an

Heijnen (2008)

decommissions (based on
age)/investments,
interruptible technologies

EOM with and without market power,
capacity payment, operating reserves
pricing, capacity market) under uncertainty
about demand growth
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Weiss et al. (2017) hybrid (single-firm  spot market, investments Israel x | x | market prices, reliability, and consumer
optimization/agent- costs in different market designs (EOM,
based) capacity market, strategic reserve)
Willems and analytical spot market, investment =~ Germany X X effects of an increasing number of
Morbee (2010) derivatives on welfare and investment
incentives in electricity market with risk
averse firms
Winzer (2013) agent-based spot market, investments ~ Great Britain X X robustness of various capacity mechanisms
to welfare losses caused by regulatory errors

2 Here, the column “model scope” excludes all CRM as these are mentioned in the column “Research subject”.
However, the term “spot market” is used if the strategic behavior of market participants is explicitly modeled.

byt only marginal costs are regarded to determine, which capacity is operating, the term “electricity dispatch” is used.
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A. A survey on electricity market design

A.4.1. Generic design criteria for a capacity remuneration mechanism

The design of a CRM is a complex challenge where the ideal solution depends on the
particular market conditions, e.g., the existing capacity mix and the demand characteristics
(Batlle and Rodilla, [2010; Cepeda and Finon, 2011; Keppler, [2017; Spees et al., 2013). Here
only the most important design parameters as well as selected parameters for specific
mechanisms are discussed, for further criteria, e.g., see Ausubel and Cramton (2010) and
Batlle and Pérez-Arriaga (2008) for different design criteria, Herrero et al. (2015) for pricing
rules, Neuhoff, Diekmann, Kunz, et al. (2016) for the design of a strategic reserve or
Schwenen (2015) for the design of capacity auctions.

Target for system availability Once the decision to introduce a CRM has been made, a
system-wide target for system adequacy is often set, which helps to determine in the case
of volume-based mechanisms the required capacity level or in the case of price-based
mechanisms the targeted capacity price (Hogan, |[2017). Here, the loss of load expectation
(LOLEﬂ is frequently used and often a value of 1 day in 10 years is targeted (NERC, |2009),
which however has been criticized as arbitrary and too strict to be economically optimal
(Cramton and Stoft,[2006). Taking into account correlated outages among generators and
the expected future demand, then the required quantity of demand to reach the target for
system availability is derived.

Demand Curve In quantity-based CRMs, a demand curve—usually referred to as the
variable resource requirement demand curve—must be defined that sets the price for each
capacity levelﬂ Although in theory, it makes sense to rely on the declining marginal value
of capacity (Cramton and Stoft,|2007), in practice, due to the difficulty of estimating this
value, usually, a linear curve based on an upper and a lower price limit is used (Spees et al.,
2013). The upper price cap needs to be high enough to incentivize sufficient investments
when the system is tight and typically equals a multiple of the Net CONEE The lower
price cap is usually set equal to zero and marks the capacity level when the desired reserve
margin is reached. However, sometimes, in order to avoid a total price collapse or prevent
market manipulation from large purchasers of capacity, a higher price is set, e.g., 75 % of
the Net CONE (Miller et al.,|2012). When setting the upper and lower price limit, it also
needs to be taken into account that a steep demand curve may lead to more volatile prices
and, thus, greater uncertainty for investors (Bhagwat, Marcheselli, et al., 2017).

8 However, the LOLE is not free of criticism, for example, as it refers only to curtailment and does not
indicate to what absolute or relative extent in relation to the market size the curtailment occurs. Here,
the unserved energy (UE) metric provides more insight (Lueken et al.,[2016). An overview of further
reliability target can be found at Milligan et al. (2016).

® Instead of demand curves sometimes a fixed capacity is set. However, Hobbs et al. (2007) advise against
this practice as sloped demand curves bear lower risks for consumers.

10 Similar to the determination of the VoLL, the determination of the CONE or the Net CONE, which is
usually carried out by the regulator, is also a controversial matter. The choice or the cost-basis of the
reference technology, and, thus, its value is often adjusted over time (Cramton and Stoft, 2007, 2008;
Jenkin et al.,[2016). Regarding the related uncertainty, Spees et al. (2013) propose to better set a higher
value to avoid unreliable outcomes.
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Eligible Technologies In a next step, the definition of the capacity product needs to be
established, and it has to be decided which capacity resources are eligible. De Sisternes
and Parsons (2016) argue that CRMs should be technology-neutral and allow for the
participation of all elements that can reliably provide capacity (conventional and renewable
generation, storage technologies, demand-side measures). If certain technologies were to
be excluded, the mechanisms would introduce hidden subsidies for the technologies eligible
for the CRM, which in turn would lead to higher costs for consumers. At the same time,
however, it must be noted that this can possibly lead to conflicts regarding the reduction
of carbon emissions, for example, in Great Britain highly emission-intensive diesel-fueled
generators received capacity payments (S&P Global, 2015). Moreover, Hach and Spinler
(2016)) propose to consider the specific policy targets and only consider a technology-
neutral selection if generation adequacy is to be achieved at the lowest possible cost.
However, if particularly flexible capacities are required or an ambitious emission reduction
target needs to be achieved, this should be reflected in the selection of technologies.
Although it is cheaper to only pay for new generation capacities, it must be noted that
this strategy works only once as investors will adjust their behavior onwards and demand
additional protection and risk premiums (Cramton, Ockenfels, et al., 2013).

Verification system In order to enhance the performance of CRMs, a performance incen-
tive system is required, which ensures that the capacities actually provide the contracted
capacity when the system is tight (Mastropietro, Herrero, et al.,2016; Vazquez et al., 2002).
This can either be implemented through a financial penalty for non-compliance (Cramton
and Stoft,[2005) or by restricting the amount a resource can provide to its firm capacity
(Batlle and Pérez-Arriaga, |[2008). The experiences from the United States show that despite
the existence of explicit penalties, underperformance has occurred, which underlines the
importance of designing and implementing a performance incentive system (Mastropietro,
Rodilla, et al., 2017). If a financial penalty is chosen, it needs to be high enough to incite
investors to compliance, which, however, increases the risk of investors and this is reflected
in their bids. For the exact amount of the penalty, it is possible to rely on the VoLL, the
capacity price or the Net CONE.

A.4.2. Potential and effects of market power

Central buyer mechanisms, e.g., reliability options, are able to lower the potential for
market power in wholesale electricity markets (Le Coq et al., 2017; Léautier, 2016) and
thereby improve the efficiency and reduce the total bill of generation, which is defined
as the sum of the revenues realized by the electricity generators (Hach, Chyong, et al.,
2016). By contrast, compared to an EOM, Bhagwat, Richstein, Chappin, and de Vries (2016)
claim that a strategic reserve increases the possibility to exercise market power as the
opportunities to withhold capacities, which can result in an activation of the reserve and
extreme market prices, become more frequent compared to an EOM where market power
is primarily exercised during capacity shortage hours.

In addition, as Mohamed Haikel (2011) points out, market power might be exerted
when introducing non-market based mechanisms, e.g., capacity payments. However, the
possible entry of a new competitor makes them less vulnerable to market power than,
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e.g., day-ahead markets, where in the short term no additional competition can emerge
(Schwenen, 2014). Therefore, it seems unlikely that the additional potential of market
power within a CRM will compensate for the lower potential in the wholesale markets.
Nonetheless, Joskow (2008) advocates that the capacity price could be reduced by the
quasi-rents earned by a hypothetical peaking unit, thereby disincentivizing the exercise of
market power. Furthermore, Cramton and Stoft (2008) argue that only new investments
could be allowed to set the capacity price to mitigate market power, existing capacity must
either submit a zero bid or is not allowed to participate at all. The rationale behind this
approach is that although established market players might possess market power, they
are unable to exercise it if there is competitive new entry and only new investments set
the price.

A.4.3. Influence of uncertainty and risk aversion

In the majority of the considered analyses, it is assumed for simplification purposes
that all decision-makers act risk-neutral, although several theoretical arguments (Banal-
Estanol and Ottaviani, 2006; Neuhoff and de Vries, 2004) as well as real-world observations
suggest that decision-makers in the energy sector are usually risk-averse or at least behave
accordingly (Meunier, 2013). This seems to be the case not only for economic but also
for political decision-makers (Finon et al., 2008; Neuhoff, Diekmann, Kunz, et al.,[2016).
However, several studies explicitly consider risk-aversion and their findings are described
in the following.

As the electricity market reacts very sensitively to the level of risk aversion of the
investors (e.g., Petitet et al., |[2017), risk aversion causes the market to deviate from the
installed capacity in the welfare optimal case (Winzer, 2013). Given the high social
costs of capacity shortages and the uncertainty associated with the development of the
electricity market, de Vries and Heijnen (2008) point out that the socially optimal level
of generation capacity is higher than the theoretical optimum under perfect foresight.
Moreover, Ehrenmann and Smeers (2011) find that in an EOM with a low price cap as well
as in a CRM, uncertainty and risk aversion aggravates the generation adequacy problem,
which in turn can dramatically increase the costs for end consumers. This is caused
by delaying investments and shifting from high- to less-capital intensive investments.
Similar findings are made by de Vries and Heijnen (2008) who state that CRMs can
contribute to a more balanced generation portfolio by reducing the investment risk and,
thus, counteracting the tendency of risk-averse investors towards low-capital technologies
with short lead times. Fan et al. (2012) conclude that a CRM could prove to be beneficial as
their findings indicate that risk aversion tempts investors to adopt the decisions that would
have been taken if the worst-case scenario had materialized thereby avoiding investments
in new uncertain technologies, e.g., concentrating solar power.

As part of an analytical analysis, Neuhoff and de Vries (2004) investigate the influence
of weather- and demand-related uncertainty and risk aversion on the investment decisions
of electricity generators having a unique technology at their disposal. Their results
indicate that an EOM will provide insufficient investment incentives to ensure generation
adequacy if investors or final consumers are risk-averse and unable to hedge their portfolio
adequately via long-term contracts. De Maere d’Aertrycke et al. (2017) analyze the effect
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of two reference long-term contracts as well as the impact of a long-term forward capacity
market and find that even though long-term contracts and a highly calibrated forward
capacity market are able to improve welfare substantially, they also entail severe drawbacks.
In all cases, traded volumes need to be far higher than in current energy markets as
illiquidity can severely impair the effectiveness of these instruments and increase the risk
premiums demanded by investors by about 10 %. Besides, Willems and Morbee (2010) find
that the liquid trade of derivatives provides sufficient incentives for a risk-averse producer
to invest. Here, forward contracts mainly lead to an increase of investments in base-load
capacity, and if also options are offered in the market, the investments in peak-load plants
will increase as well. In some cases, if no suitable financial substitutes are traded for an
investment option, however, overinvestment can occur.

Furthermore, Abani, Hary, Saguan, et al. (2016) state that considering the risk aversion
of the decision makers involved is crucial when comparing different market designs.
Their results demonstrate that when comparing the implementation of a central buyer
mechanism and an EOM, the difference in shortage situations increases if investors are
regarded as risk-averse instead of risk-neutral. In a more recent study, Abani, Hary,
Rious, et al. (2018) investigate an EOM and two CRMs (central buyer, strategic reserve)
and find that in case of risk aversion, investors tend to extend the lifetime of existing
generation capacity instead of building new, which in turn leads to higher total generation
costs. Similarly, Petitet et al. (2017) show that in an EOM the amount of economically
motivated decommissions of thermal plants or the level of scarcity prices is dependent on
the risk aversion of the investors. However, CRMs are comparatively insensitive to the risk
aversion of the market participants due to the fact that the required quantity is directly
specified by the regulator and the risk aversion of the market participants is reflected in
their bids affecting the total costs. This proves to be a substantial benefit for policy makers
as market developments are more predictable.

A.4.4. Effects of investment cycles

Although fixed or variable capacity payments are unable to abolish investment cycles,
they reduce the cycles’ amplitude resulting in a high level of market price stability and
a reasonable reserve margin (Assili et al., |2008; Ford, 1999). Moreover, Cepeda and
Finon (2011) demonstrate that investment cycles can effectively be dampened by capacity
obligations, in turn leading to smoother annual average electricity prices and higher
reliability.

In case of a strategic reserve, Bhagwat, Richstein, Chappin, and de Vries (2016) and
de Sisternes and Parsons (2016) find that investment cycles, e.g., caused by uncertainty
about the future electricity demand, may still occur. Similarly, Hary et al. (2016) show
that although underinvestment is avoided, overinvestment is not prevented by a strategic
reserve as the regulator cannot influence the perceived value of additional generation
capacity or enforce investors to postpone their decisions. However, a central buyer
mechanism is able to positively influence investor behavior and, therefore, reduce the
occurrences of under- and overinvestment. Moreover, Bhagwat, Richstein, Chappin,
Iychettira, et al. (2017) find that in case of a forward capacity market boom and bust cycles
may still occur if the electricity demand drops sharply, consequently leading to the decline
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of capacity prices and multiple decommissions of existing capacity so that only a high
reserve margin initially set by the regulator prevents loss of load situations. In reaction to
the resulting shortage, capacity prices spike again, and investments are made. Similarly,
Bhagwat, Marcheselli, et al. (2017) state that in a forward capacity market investment
cycles still exist, but in comparison with an EOM, they extend over longer periods and
feature smaller amplitudes. Also, by decreasing the investor risk and reliability risk for
consumers, forward reliability markets can prevent boom-bust cycles (Cramton and Stoft,
2008).

Beyond, Franco et al. (2015) claim that the implementation of a CRM together with
long-term contracts for low-carbon generators prevent any fluctuations in the price and
reserve margin in the British electricity market. However, sudden shocks seem not to be
taken into account in the analysis. Also, Hasani-Marzooni and Hosseini (2011) state that a
hybrid CRM (periodically using capacity payments and a forward capacity market) is able
to prevent over- and underinvestment efficiently.

In summary, the presented results support the assertion that investment cycles, which
are caused by uncertainties, e.g., regarding the demand growth, can be damped by CRMs
(de Vries and Heijnen, 2008). However, most often they cannot be completely prevented
and a sufficient reserve margin mainly depending on market uncertainties needs to be
determined by the regulator.

A.4.5. Efficiency and market welfare of capacity remuneration mechanisms

As a strategic reserve allows the use of all contracted capacities only for a single purpose,
inevitably inefficiencies occur, and additional investments are needed to replace the lost
flexibility (Hoschle et al.,2017). Further, the dispatch of the strategic reserve at any other
value than the VoLL can reduce the market welfare analogous to the price caps in the EOM
(Finon et al., [2008). Besides, a strategic reserve does not appear to improve the market
stability or increase the expected economic surplus in the long term (Lara-Arango et al.,
2017a). Therefore, it seems advisable to use a strategic reserve as a short-term solution
and replace it by other mechanisms in the long term. However, the distributional effects
of a strategic reserve seem to be relatively small (Neuhoff, Diekmann, Kunz, et al., 2016).

Creti and Fabra (2007) state that in order for a CRM to maximize social welfare, gains
from reducing load loss situations must exceed the additional capacity costs and the
secured capacity procured should be equal to the peak demand. Furthermore, they argue
that the price limit should be defined as the opportunity costs of providing full capacity
commitment as different parameterizations would lead to a reduction in welfare through
either overcapacities or scarcity prices. In a case study for Great Britain, Hach, Chyong,
et al. (2016) find that through deliberate overcapacity and, thereby, avoiding extreme
prices and lost load occasions, a central buyer mechanism can effectively lower the total
bill of generation. Similar results are obtained by Bhagwat, Marcheselli, et al. (2017),
Hoschle et al. (2017), and Keles et al. (2016) in case studies of the electricity market in
Great Britain, Belgium, and Germany, respectively. However, Schwenen (2014) argues that
in a framework with two firms, in equilibrium capacity prices are non-competitive due to
capacity constraints and signals for the entry of new firms are likely being distorted by
the regulator.
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By employing an analytical model, Briggs and Kleit (2013) find that capacity payments
for base-load power plants are never optimal. In the short term, capacity payments will
cause prices to fall and competitive base-load power plants to be suppressed, and in
the long term incentives to invest in peak load power plants and generation adequacy
will decline. Also, the positive short-term price effect might be lower than theoretically
expected (Genoese et al.,2012), and the payments might even fail to ensure an adequate
reserve margin (Kim and Kim, |[2012; Park et al., 2007). Likewise, Milstein and Tishler (2012)
find that targeted capacity payments for the peaking technology, which account for 25 % of
the associated capacity costs, only increase the social welfare by 0.02 %. Furthermore, Bajo-
Buenestado (2017) show that the benefit of capacity payments depends on the intensity
of competition and is less if the market is controlled by dominant companies as in many
real-world markets. Joskow and Tirole (2007) state that if market power is present in a
market with more than two states of nature, i.e., peak and off-peak, capacity payments are
an insufficient instrument.

As results from the literature are not always coherent and often only applicable for
specific cases, the question of which CRM is most efficient remains open. For example,
often a central buyer mechanism seems to yield significantly better results than a strategic
reserve (Hary et al., 2016; Hoschle et al.,|2017; Keles et al., 2016), but sometimes the results
are ambiguous (Traber, 2017). Most likely, this can be attributed to the fact that the results
depend among other things on the existing generation structure and their development
in time (Batlle and Rodilla, 2010; Traber, 2017) as well as the taken assumptions, e.g.,
the consideration of uncertainty (Lara-Arango et al., 2017b) or the risk aversion of in-
vestors (Petitet et al.,[2017). Nevertheless, there seems to be a consensus in the literature
that market-based mechanisms are usually advantageous compared to interventionist
mechanisms, e.g., capacity payments (Batlle and Rodilla, [2010; Lara-Arango et al.,|[2017a;
Mohamed Haikel, 2011).

A.4.6. Influence on neighboring markets through cross-border effects

One of the difficulties encountered in the study of cross-border effects is the large number
of influence factors such as the regarded markets, generation technologies, different
interconnector capacities or asymmetric market sizes. Furthermore, cross-border effects
are strongly influenced by competition between market participants and the possibility of
exerting market power (Meyer and Gore, 2015). Thus, deriving common conclusions is
extremely challenging.

One major short-term cross-border effect is the occurrence of market distortions if a
CRM does not adequately consider generation capacities abroad. In this case, through
additional capacity payments, domestic producers gain a competitive edge over foreign
producers (Hawker et al.,2017). However, the primary focus of the scientific research is
on long-term effects, i.e., the development of generation adequacy, distributive effects, and
price effects, as CRMs will mainly drive investment decisions (e.g., Ozdemir et al.,|[2013).
For example, with the help of an agent-based electricity market model Bhagwat, Iychettira,
and de Vries (2014) and Bhagwat, Richstein, Chappin, Iychettira, et al. (2017) find that in
case of a forward capacity market and strategic reserve in two neighboring markets, the
forward capacity market appears to have a negative spillover effect on the strategic reserve.
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However, a neighboring EOM does not limit the ability of a national forward capacity
market or strategic reserve to achieve its objectives. Indeed, vice versa, two effects can be
observed. On the one hand, the neighboring EOM operates as a free-rider and benefits from
the additional foreign generation capacities. On the other hand, the dependence of the
EOM on imports increases, which can be particularly disadvantageous in critical situations.
Similar results are obtained by Ochoa and Gore (2015), who show in a case study for the
Finnish and Russian electricity market, that if Russian imports were reliably available,
abolishing Finland’s strategic reserve could lead to lower costs for Finnish consumers.
However, as this is not the case, the advantages of maintaining a strategic reserve outweigh
the disadvantages, and the interconnection expansion should be avoided—instead, the
development of local capacities should be given preference. Furthermore, Cepeda and
Finon (2011) find that in the long term an EOM will only marginally benefit from a CRM in
an adjacent market. Also, for the EOM, the unilateral introduction of a price cap leads to a
reduced level of security of supply as suppliers prefer to offer their generation capacity in
neighboring markets. Moreover, by using a simulation model to investigate the unilateral
introduction of a strategic reserve and reliability options in a two-country case, Meyer
and Gore (2015) show that the overall cross-border welfare effect is most likely negative.

In addition, it can be concluded that the introduction of a CRM in a neighboring country
creates considerable pressure on the national regulator to introduce a dedicated CRM
as a safeguard against possibly harmful consequences (Bhagwat, Richstein, Chappin,
Iychettira, et al.,[2017; Gore et al., 2016). Therefore, Hawker et al. (2017) are advocating the
cross-border coordination of CRMs to provide sufficient new investment in generation and
transmission capacities and Neuhoff, Diekmann, Kunz, et al. (2016) claim that a coordinated
strategic reserve in Europe should be feasible and, among other things, would have the
following advantages: On the one hand, capacities from abroad could be used at times of
maximum stress and, on the other hand, the joint calculation of the reserve volume would
reduce the required quantity as individual demand peaks usually occur at different times.
Furthermore, with the possible expansion of cross-border capacity and the associated
strong influence on prices (Osorio and van Ackere, |2016)), a coordinated approach seems
to be increasingly advantageous. However, solving the dilemma of choosing between a
coordinated or national approach is complex. Especially when time is a critical factor, a
co-ordinated solution might not be implemented early enough due to the increased need
for coordination (de Vries, 2007).

A.4.7. Impact of a high share of intermittent renewables

One of the central questions associated with the rapid expansion of RES is whether they
exacerbate the adequacy problem. First of all, Cramton, Ockenfels, et al. (2013) point out
that price caps present in most EOMs are unaffected as the level is neither lowered nor
increased by RES. Nonetheless, increasing low price caps might become more relevant as
large investments in peak-load generation capacity are likely to be required as a backup for
intermittent RES. However, this could be prevented by a price cap set too low (Cepeda and
Finon, 2013; Jaechnert and Doorman, 2014). As RES, due to their marginal costs close to zero,
can be regarded as a price-inelastic demand—with the exception of situations where the
prices are negative—Cramton, Ockenfels, et al. (2013) argue that RES increase the volatility
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of and the uncertainty about the demand and market prices and, thereby, exacerbate the
adequacy problem. Similarly, Newbery (2017) claims that a high share of intermittent RES,
on the one hand, and the uncertainty about the development of the carbon allowances
price, on the other hand, likely require long-term capacity contracts—beyond a horizon of
three to four years—for ensuring reliability efficiently.

Jaehnert and Doorman (2014) investigate the development of system adequacy and find
that the capacity reserve margins decrease with an increasing share of RES leading to
several occurrences of load curtailment. Also, the merit-order effect caused by large-scale
employment of wind energy is more relevant in an EOM than in a market with a CRM,
where thermal generation capacities are better able to recover the fixed costs of their
investment (Cepeda and Finon, 2013). However, in reverse, a CRM that only takes into
account the secured available capacity can have a negative impact on the market-driven
development of wind power. Still, in a world with 100 % renewable energy, Weiss et al.
(2017) argue that an EOM can adequately function if market prices take into account the
opportunity costs of flexible resources. However, in such a scenario, RES probably still
require a dedicated funding mechanism. Besides, a CRM might be necessary to minimize
the associated risk of underinvestment in flexible capacities.

A.4.8. Incentives for flexible resources

As with increasing shares of RES supply fluctuations in the electricity market become
more frequent, flexible resources are required (Grave et al., 2012; Nicolosi, 2010), e.g.,
demand-side management or short-term and long-term storage options that have not
yet been sufficiently remunerated in the market design to date (Cepeda and Finon, 2013;
Joskow, |2008). An adequate market design needs to pay sufficient attention to flexible
resources in order to fully capitalize on their potential (Neuhoff, Diekmann, Kunz, et al.,
2016; Weiss et al., [2017). Although flexible resources do not automatically guarantee
a reliable level of investment, they ensure reliability under different levels of installed
generation capacity and induce an efficient electricity dispatch (Cramton and Stoft, 2005).

Whereas the concept of firm or reliable capacity is already well defined and, moreover,
constant, regardless of how the future electricity system develops, the term flexibility is
still vague and furthermore has a critical temporal dependency. Sometimes flexibility is
required for a few seconds or minutes, but other times for several hours or even days and
usually the most suitable options for short-term flexibility are not coherent with those for
long-term flexibility (Hogan, |[2017). In order to reliably determine the need for and value
of flexibility, it is best to compare the value of energy in scarcity with that in abundance
situations, which depends on the current state of the electricity system.

In a well-functioning EOM, market participants are exposed to extremely high price sig-
nals at times of scarcity or negative prices in times of oversupply, thus, creating incentives
for long-term investments in storage technologies as well as incentives for consumers
to directly react to price developments (e.g., Hu et al.,|2017). For this reason, EOMs can
especially benefit from increased flexibility, e.g., through demand response, as the market
is then able to react to extreme price peaks and consumers are no longer exposed to the
excessive market power of suppliers, thereby reducing the need for regulatory price caps
(Schwenen, [2014). Yet, if the market design is severely different, e.g., by a forward capacity
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market, price spikes will decrease in frequency and amplitude, thus, diminishing the value
of flexible resources (Hogan, 2017). Auer and Haas (2016) even argue that the introduction
of capacity payments ruins market competition, meaning that flexibility options would
not be exploited, thus, leaving their development only in the hands of the regulator. Even
though these theoretical findings pose a clear disadvantage for CRMs, practical experiences
indicate that decision makers seem to be aware of this issue as, for example in the US,
CRMs explicitly include financial support for flexible resources, which in turn lead to a
rise of these capacities (Rious et al.,2015).

A.5. Conclusions and policy implications

Electricity markets are in many respects similar to most other markets; however, they
require a specific regulatory framework due to a number of peculiarities such as the
physical characteristics of the commodity electricity, an inelastic volatile demand and
the missing-money problem. In combination with the transformation from a centralized
system with primarily fossil-fuel power plants to a decentralized system with a high share
of renewable energies and the sharp decline in electricity prices, concerns among policy
makers about generation adequacy have grown and led to the implementation of various
CRMs. However, the necessity of CRMs remains the subject of ongoing discussion, and it
is often argued that an EOM already offers an efficient solution whereas CRMs tend to
be inefficient. To better grasp the arguments of both sides, an up-to-date overview of the
debate was given. Subsequently, a classification of the different mechanisms was shown,
the current status of real-world implementations was presented, and initial experiences
were discussed. While only two types of mechanisms (central buyer and de-central
obligations) are used in the United States, the situation is much more diverse in Europe
due to uncoordinated national approaches.

The findings in the literature reveal that CRMs can improve generation adequacy, but
also bring along new challenges. One major advantage of CRMs is that they are able to
effectively reduce or even to solve different problems of existing markets. For example,
fluctuations caused by investment cycles can be dampened—even though usually not fully
abolished—and, thereby, extreme scarcity events can be prevented. Also, the adverse effects
of the abuse of market power can be mitigated, and some mechanisms, for example, a
forward capacity market, are able to solve the missing money problem. Also, CRMs usually
make market developments less dependent on the risk profile of the investors, thereby,
making them more predictable and reducing deviations from the long-term optimum that
can be caused by risk-averse decision-makers.

Determining the optimal market design, however, remains an ongoing challenge. As
the adequate design depends on a variety of factors such as the existing capacity mix
and demand characteristics, no general advantageousness of single mechanisms could
be determined so far. For example, often a central buyer mechanism seems to yield
significantly better results than a strategic reserve, which is inefficient by design as
contracted capacities are used for a single purpose only. However, in exceptional cases the
results are ambiguous. Nevertheless, it can be concluded that market-based mechanisms,
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e.g., a forward capacity market, are usually advantageous compared to interventionist
mechanisms such as capacity payments.

Furthermore, the implementation of a CRM can lead to market distortions, e.g., through
cross-border effects. Even though cross-border impacts are diverse and the results in
the literature are sometimes conflicting, there seems to be a consensus that a one-sided
implementation of CRMs leads to negative spillover effects on a neighboring market
without a CRM. This increases the pressure in the neighbouring market either to introduce
a domestic mechanism or to pursue a coordinated approach. Compared to an EOM,
the value of flexible resources is diminished in the presence of a CRM. Therefore, their
expansion is largely independent of market forces and left in the hands of the regulator.

Even though a large number of studies has already been carried out, the comparability
of the results is often limited and, thus, it is difficult to select the best mechanism to
implement. It would therefore be helpful if common criteria or specific scenarios are
used to evaluate different market designs. Furthermore, especially the efficiency of the
mechanism is all too often neglected. Also, the behavior of market participants as learning,
risk-averse agents that interact with each other often does not seem to be adequately
addressed and rarely verified by studies or experiments. However, as the investors’ risk
profile can directly influence the results and the relative advantageousness of different
CRM, it would thus be advisable to explicitly consider risk aversion.
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A.6. Appendix

Details on selected real-world implementations of CRMs

In the following, some details on real-world implementations of CRMs additional to the
information already presented in Section is provided. Not all mechanisms active
around the world are described, but the focus rather lies on the mechanisms currently
active in Europe as well as the different central buyer implementations in the United States,
which is the most common type of CRM used in Northern America.

Strategic reserve (Belgium/Sweden) Both Belgium (since 2014) and Sweden (since 2003)
have set up strategic reserves to support demand peaks during the winter season (Elia
Group, 2015; Svenska Kraftnét, |2016). In Belgium, the capacity is procured through a
competitive tendering process, in which market participants intending to shut down
capacity are obliged to participate (Hancher et al., 2015). Thus far (until October 2017),
the reserve has not been activated (Elia Group, 2017ab). Contrary, the Swedish reserve
has already been used a few times, with yearly costs in 2013 and 2014 amounting to about
14 respectively 13 million Euro. This is significantly lower than the estimated costs of a
shortage situation (90 million Euro) (Cejie, 2015).

Central buyer (United Kingdom/US - ISO-NE/US - MISO/US - NYISO/US - PJM) In order to
maintain generation adequacy, in 2014, the United Kingdom introduced central capacity
auctions with the first delivery to take place in winter 2018/2019. The capacity payments
are determined via descending clock auctions four years (T-4) and one year (T-1) before
the respective delivery period. Despite the technology-neutral approach, the incentives for
demand response (0.4-2.5 % of the contracted capacity) and new investments (4.2-6.5 %)
have been limited in the first three T-4 auctions (Office of Gas and Electricity Markets,
2015, /2016, [2017). However, in the latest T-4 auction (2016), existing and new storage
capacities won contracts for the first time, accounting for around 6 % of the contracted
capacity (Office of Gas and Electricity Markets, 2017).

ISO-NE and NYISO were the first market areas in the United States to use central capacity
auctions as early as 1998 and 1999, respectively. A few years later, PJM (2007) and MISO
(2009) also introduced such mechanisms in their market areas. All four implementations
have in common that capacity is procured in multiple zones in order to account for intra-
zonal transmission constraints (Byers et al.,2018). The auction design, however, differs
among the mechanisms. While uniform pricing is applied in PJM and NYISO, ISO-NE and
MISO use descending clock auctions (Bhagwat, de Vries, and Hobbs, 2016). Moreover, ISO-
NE is the only mechanism bundling capacity options with financial call options (similarly
to the reliability options model proposed by Vazquez et al., 2002), while NYISO, PJM and
MISO conduct forward capacity markets (Byers et al.,[2018). An overview of the historical
capacity prices of the four markets is provided in Byers et al. (2018), although the authors
state that clear trends could not be identified due to the limited amount of data points as
well as differences and changes in markets rules.
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De-central obligation (France) In 2015, France implemented a de-central obligation with
the first delivery to take place in 2017. All load-serving entities are obliged to hold a certain
number of certificates reflecting the share of electricity consumption of their consumers
during times of peak demand, e.g., when extreme winter conditions occur. Certificates can
be obtained by certifying own generation and demand-side capacities, which afterward can
be traded in a market or using bilateral arrangements (Europdische Kommission, |2016a).
Within Europe, the French mechanism is the first to explicitly include and remunerate
foreign capacities in neighboring countries, however, limited by the expected capacity of
the respective interconnectors at peak times (Europaische Kommission, 2016c). In the first
three auctions, a total volume of 34 GW has been contracted with all auctions resulting in
capacity prices close to 10 000 EUR/MW (European Power Exchange, [2017aJblc).

Targeted capacity payments (Spain) The Spanish mechanism, initially introduced in 1997,
was substantially redesigned in 2007 to adapt to the then valid European law (Hancher
et al.,2015). The new system was designed to reduce investment risk by offering fixed
capacity payments for a period of ten years (investment incentive). Securing generation
adequacy in the medium-term (availability service) through contracts of one year or less
with peak-load power plants was the other main target. However, to estimate the required
generation capacity and long-term capacity payments was made significantly more difficult
by unforeseen events like the economic crisis and the resulting low electricity demand,
which together led to the reduction of long-term capacity payments for investments in
2012 and ultimately to the abolition of the investment incentive in 2013. Nonetheless, the
availability service is still active.
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B.1. Introduction

Abstract

The effectiveness of the energy-only market (EOM) in providing sufficient incentives for
investments is intensively discussed in Europe. While supporters claim that an improved
EOM can guarantee generation adequacy, energy suppliers in particular favor the introduc-
tion of a capacity market to finance power plant investments. However, there is a lack of
quantitative assessment of market design options taking into account individual decisions
of market players. Existing studies mainly include a system view based on a central
planner optimization. This paper on the other hand is based on an agent-based simulation
model for the German electricity market. This method can explicitly incorporate individual
investment decisions and aggregate them to present a holistic view of the system.

Our results show that an EOM extended with a strategic reserve can incentivize invest-
ments, and guarantee supply security in a market with high share of renewable energies.
However, the generation adequacy can be more easily achieved with a capacity market.
Furthermore, the cost advantage of an EOM diminishes in the long-term, as scarcity prices
in the EOM lead to similar system costs as with a capacity market.

B.1. Introduction

After intensive discussions in the past few years, some European countries like Belgium,
France and the UK have implemented capacity mechanisms. Germany decided to adjust
the design of its electricity market (energy-only market) by introducing a capacity re-
serve, which is similar to the strategic reserve mechanisms found in some other European
countries (e.g. Belgium, Sweden). Major changes such as the implementation of a ca-
pacity market are rejected under the current proposal of the electricity market act (in
German: “Strommarktgesetz”, see Bundesministerium fiir Wirtschaft und Klimaschutz
(2016)). However, the appropriate market design remains a controversial issue.

The reason for that are ambiguities regarding whether the current energy-only market
(EOM) can provide sufficient incentives for investments in flexible generation technologies
to ensure the long-term security of supply or not. The wholesale electricity prices are
currently very low (see Table in the appendix), which can be explained by different
factors. Firstly, there are surplus capacities originating from times before the liberalization
of the energy market. The surplus increased due to the large-scale introduction of renew-
able energies in addition to the coupling of European market areas. And secondly, the
currently low CO, and coal prices lead to low electricity prices, thereby favoring coal-fired
power plants. These developments cause gas-fired power plants to be less competitive.

As the electricity feed-in from intermittent renewable energy sources (RES) rises (e.g.
Ederer (2015)), the operating hours of conventional power plants subsides. Their revenue
situation worsens considerably. However, flexible conventional back-up capacities might
still be necessary, especially when peak load times overlap low feed-in from photovoltaic
(PV) and wind power. This raises the question whether the marginal cost based EOM
provides enough incentives for investments in new power plant capacity or whether a
capacity market should be introduced as a new market segment for the product secured
capacity.
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Besides providing sufficient capacity in peak load times, the new market design also aims
for other objectives. This includes both the elimination of local supply (grid) bottlenecks
within Germany and the conversion of the electricity system towards a more flexible one
with sufficient power generation and storage capacity. The latter is especially important
with respect to the objective of the federal government to generate 80 % of electricity from
RES by 2050. Predominantly, flexible capacity such as gas turbines and energy storages, or
demand side management (DSM) measures will be required in the future, in addition to
the volatile generation of renewable energies. These different objectives also influence
the configuration of the future market design and the parameterization of a capacity
mechanism (Mastropietro et al.,[2016).

The need for bigger changes to the EOM design and the introduction of a capacity
market are still not sufficiently analyzed, especially based on simulative approaches.
Existing studies are based on optimization or Cournot equilibrium models (see r2b (2014)
and Léautier (2016)), focusing on a system analysis from a central planner perspective.
However, the electricity system changes to a more decentralized one with different market
players that follow their own profit targets. This can differ from the objectives of a central
planner or the regulator. Besides, market players have to make decisions with limited
foresight of future developments. This study therefore focuses on individual decisions and
investment behavior of market players. The agent-based analysis of the effectiveness and
cost efficiency of different market design options is done by paying attention to the specific
decisions of stakeholders and their limited foresight (especially of the major power plant
operators and the regulator). Another advantage of agent-based simulation is that it allows
the determination of market failures, especially possible capacity gaps (e.g. the power
plant operators do not realize sufficient investments to cover peak demand). In contrast to
optimizing energy or electricity system models, there is no restriction in the agent-based
approach that the demand has to be met in each time step (energy balance constraint).
Therefore, in this approach, the total capacity derived from the single investment decisions
can be lower than the required capacity to meet the peak demand consistently. This
characteristic of the agent-based simulation approach allows for the analysis of generation
adequacy, as a possible lack of generation capacities due to less investment activity of
market agents can be directly determined from the output of the model.

This paper introduces a powerful method to analyze the effectiveness and cost efficiency
of market design regulations that are intensively discussed not only in Germany, but also
in other European countries like France, Belgium and UK. The effectiveness of a market
design is defined by its ability to trigger investments in power plants or other flexible
capacity and to serve the demand for electricity through generation capacity in every
point of time. Beside the effectiveness and cost efficiency (the overall system costs of
electricity supply) in each market design are also analyzed in this paper.

The analysis of various market design options can support policy makers in their
decisions on new regulations for the electricity market. It primarily provides insights
about circumstances under which an EOM still can guarantee security of supply, especially
generation adequacy, and at which time the introduction of a capacity market could be
more advantageous. This study may also help energy supply companies to recognize the
impact of different market regulations on their investments and to understand at which
point of time new investments could become economically feasible.
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To achieve these goals, the paper is structured as follows: Section 2 gives an overview
of the most recent literature on the security of supply, in particular regarding the required
power plant capacity to meet the demand. The focus here is also on market designs that
are favored to guarantee generation adequacy. This is followed by a detailed overview of
the proposed market design options for the German electricity market (Section 3).

Section 4 describes the applied agent-based modeling approach for the German elec-
tricity market. In the case of an EOM market design, it focuses on investment agents,
who make their decisions based on their expected income on the futures and spot mar-
ket. However, if the underlying market design contains a capacity market or strategic
reserves, then the assessment of investments is carried out considering incomes from the
capacity remuneration as well. Section 5 focuses on the results, especially on the question
whether the EOM can provide sufficient investments and guarantee generation adequacy.
Parameters that are essential to improve the effectiveness of the EOM are also highlighted.
Furthermore, it is described how much capacity remuneration mechanisms can improve
generation adequacy ant to which costs. Finally, the main conclusions drawn from the
results are summarized in the last section. This section also critically reflects on the applied
modeling approach and discusses possible improvements going forward.

B.2. Literature review about security of supply and market
design analyses

B.2.1. Literature on security of supply analyses and the role of capacity
mechanisms to ensure generation adequacy

There is a wide range of research covering the issue of market design analysis and security
of supply. Some of the literature follows a rather theoretical approach (i.e. Batlle and
Rodilla (2010), Cramton and Stoft (2005), and Stoft (2002)). But few have conducted a
model based analysis (e.g. Cepeda and Finon (2011), Genoese, Genoese, and Fichtner (2012),
and Vazquez et al. (2002)) that quantifies the effect of capacity mechanisms on electricity
system and prices.

Stoft (2002) states that price spikes are necessary for ensuring generation adequacy.
These price spikes are required to cover all fixed costs of the generation capacities. Theo-
retically, a capacity market is not needed, but real markets have two failures: the mostly
inelastic demand due to missing real time metering, and the impossibility of excluding
consumers not willing to pay for security of supply. Thus, capacity markets are necessary
to encourage sufficient investment in new capacity. Cramton and Stoft (2005) argue that a
capacity market is needed in most restructured electricity markets, and present a design
that avoids the many problems found in the early capacity markets. They propose a
capacity market, which induces supply to invest in sufficient generation that is in the right
location, satisfies a reliability standard at low costs, and is of the right type. They state
that the market structure is imperfectly competitive, especially during times of peak load.

Genoese, Genoese, and Fichtner (2012) uses the agent-based model PowerACE to com-
pare the impact of capacity payments (similar to that in the Spanish market) on electricity
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prices and new investments. The results show that a system with fixed capacity payments
suffers from overcapacity and lower spot prices. The capacity payments overcompensate
the lower electricity prices spot market.

With regards to security of supply, there are several studies that have been carried
out recently. The Pentalateral Energy Forum (framework for regional cooperation in
Central Western Europe) has published an analysis of the European electricity system
until 2021 (Pentalateral Energy Forum, 2015) in which they have stated that there still will
be enough capacity in the German marketﬂ by applying a Monte-Carlo simulation of a
cost minimizing dispatch model. In contrast, Borggrefe et al. (2015) conclude that there
could be a capacity deficit between 2018 and 2022 in Germany, France and Poland. The
difference between these approaches is the input data: While Pentalateral Energy Forum
(2015) assumes significant new capacity, Borggrefe et al. (2015) only consider projects that
are at least under construction.

B.2.2. The German discussion about market design options

Several studies focusing the German and European market have been carried out to
analyze different design options. r2b (2014) and Frontier Economics (2014) concluded that
an energy-only market is sufficient to ensure generation adequacy. The authors argue that
there is still overcapacity in the European market, as the continuously improving European
grid extension balances both renewable and load at different locations. Oko-Institut (2015)
argues that the assumed DSM potential in these two studies is relatively optimistic. And
that by using a perfect foresight approach as done in these studies, it is not possible
to reliably determine generation adequacy, since in practice investors face considerable
uncertainty about the development of price peaks.

Agora Energiewende (2014) addresses the market power problem in energy-only markets.
It argues that price spikes can theoretically cover fixed costs; however, they can only arise
in a non-competitive market environment. The risk is that such situations occur too often,
and the price level will become too high in an energy-only market. In addition, it is argued
that the electricity market is not a contestable market due to barriers such as sunk costs
and long lead times. It concludes that an energy-only market is an interesting, but also
very hazardous game. Weber et al. (2014) claim in their study that the risks due to price
volatility in an EOM can be very high, as the demand is very price inelastic and power
plants need long construction time. Therefore, they regard a capacity market as more
advantageous in the long-term.

An analysis from Praktiknjo and Erdmann (2016) indicates that under the current
market design, investments in new flexible capacities are economically unviable and the
long run supply security could be in danger. EWI (2012) states that specific attributes of
liberalized energy markets permanently challenge the security of supply. Therefore, it
suggests the implementation of a market for security of supply contracts. Furthermore,
the implementation of a strategic reserve is dissuaded since inefficiencies in the dispatch
can occur, causing power plants in the reserve to be requested more often than necessary.

1 The calculated load serving probability for Germany, Austria, Netherlands, Switzerland is 100 %. Loss of
load is only expected for Belgium and France.
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A study about international experiences in capacity remuneration mechanisms in the
context of supply security and cost efficiency has been carried out by Beckers et al. (2012).
They claim that a strategic reserve is an effective option for short-term problems in supply
security, but it is not necessarily price efficient. Especially, an EOM with a strategic reserve
raises the question of sufficient investments into new power plants. Thus, Beckers et al.
(2012) suggest establishing a capacity market (e.g. central or decentralized one, but not a
focused one).

B.2.3. Research gap in market design analysis

The literature review shows that there are plenty of studies on the theoretical aspects of
the necessity of capacity markets. There are also some quantitative studies using mainly
energy system models based on overall cost minimizing and focusing on the system view of
design options. However, these studies do not take into account the behavior of investors
with regard to different design options for the electricity market. Furthermore, existing
quantitative approaches mainly use optimization models with perfect foresight that do
not adequately reflect investment uncertainties. Investment uncertainties and imperfect
market view of investors could hinder new power plant investments. Hence, these factors
have a strong impact on security of supply, especially on generation adequacy, and have
to be adequately captured within model analyses.

Therefore, to the best knowledge of the authors, an agent-based modeling approach has
been developed, and applied to analyze the market design for the first time. With the help
of this approach, we evaluate investments under different market design options (EOM,
strategic reserve, capacity market). The decisions of single market participants (e.g. power
plant operators) will be incorporated into the approach as market agents behavior. In
contrast to optimizing system models, this approach considers investment decisions based
on limited foresight and imperfect market information of agents in the electricity market.
But before the modeling approach for the EOM and other market designs is introduced in
Section the design options proposed for the German electricity market are described
in detail below.

B.3. Market design options for the German energy market

With growing concerns that the EOM could not give sufficient incentives for investments in
flexible power plants, several proposals are made for an alternative design of the electricity
market, beside smaller changes to the existing EOM. The federal ministry already decided
to introduce a capacity reserve in its proposal for the new electricity market act (see
Bundesministerium fiir Wirtschaft und Klimaschutz (2016)). Table summarizes all
discussed proposals in Germany. Before analyzing selected approaches, the discussed
proposals are described in the following section.
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Table B.1.: Overview over capacity mechanisms.

Mechanism Characteristics
Strategic reserve
(Bundesministerium fur

+ Central procurement of strategic reserve (about 5 %
of the peak load) by TSO

W%rtschaft und « Usage only if market does not clear
Klimaschutz, |2015; r2b,
2014) « No way back for power plants

« Secured power plant capacity is prequalified

+ Regulator determines demand for capacity

« RES receive capacity credits according to their
availability

Central capacity market
(EWI, 2012; Frontier
Economics, |2014)

Decentralized capacity
market

(German Association of
Local Utilities, 2013

« Decentralized procurement of capacity certificates
by supply companies (sales departments)
« Penalty for missing certificates

« Only selected technologies are allowed to

Focused capacity market  participate

(Oko-Institut, 2012) « Distinguish payment duration for existing and new
power plants

B.3.1. Strategicreserve

A strategic reserve can be designed in different forms but typically consists of several
power plants that do not regularly participate in the electricity market. These power
plants are still operated by their respective owners but are exclusively dispatched by the
transmission system operators (TSO), usually in extreme situations when the market price
is close to the so-called "value of loss load” (VoLLﬂ The size of the strategic reserve is
determined by the regulator while the price is settled in the market. The capacity is usually
procured via uniform price auctions or via bilateral contracts. By lowering the available
capacities in the electricity market via the strategic reserve, market prices should increase,
which, in turn, should incentivize new investmentsﬂ Over time, the available capacities in
the market should reach a similar level as before, except for the inclusion of an additional
reserve (de Vries, [2007).

One of the advantages of a strategic reserve is that it is easy to implement as well
as to adapt to changing market conditions. In addition, the impact on existing markets
should be marginal. But a strategic reserve also has certain drawbacks, one of them is
the inefficient dispatch under normal market conditions, as the capacity in the strategic
reserve is withheld from the regular electricity market. Determining the optimal volume
of the strategic reserve is difficult because the available future capacity is subject to

2 The exact VoLL is difficult to determine and hence in practice a different value, e.g. the maximum allowed
market price, might be used.
3 In case of significant surplus capacities the effect the reserve on market prices will be negligible.
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uncertainty. Moreover, the price at which the strategic reserve bids into the market needs
to be determined carefully, since a lower price can reduce scarcity rents and lead to fewer
investments (Cramton, Ockenfels, et al., 2013). Furthermore, a strategic reserve does not
reduce investment related risks, such as price volatility, or address the missing money
problem.

In Europe, several countries have already established a strategic reserve, namely Belgium,
Finland, Poland and Sweden (see Table in the appendix). Sweden implemented a
strategic reserve in 2011, but already announced that this reserve will be phased-out
by 2020. The size of the strategic reserve in Sweden is currently around 1.5 GW. The
costs in 2011 amounted up to 10.2 million Euros (Ministry of Enterprise, Energy and
Communications Sweden, |2012). Similar to Sweden, Finland introduced a strategic reserve
in 2011 with an initial capacity of 600 MW. However, in 2013 the capacity was reduced to
365 MW (Energy Market Authority, 2014). Belgium also established a strategic reserve in
2014 with a capacity of 850 MW. But in winter of 2014, the unexpected unavailability of
three nuclear power plants (Doel 3, Doel 4 and Tihange 2) caused scarcity in the Belgium
market. If the unavailability of the three nuclear power plants was known beforehand,
the tendered capacity would have been at least 2.1 GW. Yet, no loss of load occurred due
to the mild winter even though forecasts expected scarcity situations (Elia Group, [2014).
In Poland, according to the TSO, the required capacity of a strategic reserve ranges from
800 to 1000 MW. For the period between 2016 to 2018, a volume of 830 MW has been
already procured, with an option to extend it until 2020 (Polish Transmission System
Operator, 2014). In comparison to other European reserves, the currently proposed volume
of the strategic reserve for the German marketﬁ is relatively large (about 5 GW), but to
put things into perspective, the German market is also larger than the markets in the
above-mentioned countries. The strategic reserve is only dispatched at maximum market
price and hence does not effect scarcity prices.

B.3.2. Central capacity market

In a capacity market, derivatives of generation capacity are traded between power genera-
tors and load serving entities (LSE) or large consumers to ensure generation adequacy in
times of shortages. EWI (2012) suggests a so-called market for security of supply contracts
for the German electricity market. In such a market, a central instance contracts a certain
level of capacity (see e.g. Fig.[B.1), acting on behalf of LSEs and large consumers, in order
to guarantee power supply even in times of peak load. The central instance estimates the
total peak load, and purchases secured capacity from the power plant operators based
on estimated peak load plus an additional reserve margin (Target). Depending on the
contracted and target capacity the height of capacity payments (e.g. between 0.5 and
2 CONE) is set. In the EWI (2012) proposal, the available secured capacity is partially
procured in an auction 5-7 years ahead in order to enable operators to offer units that are
planned but have not yet been built.

The demand for conventional power plant capacity depends on the calculated reserve
margin, and the assessment of the regulator regarding how much power will be certainly

* In the German context the proposed strategic reserve is called “Kapazitisreserve” (“capacity reserve”).
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generated from fluctuating RES. The rate at which the RES contributes to the secured
available capacity is called capacity credit. In Germany, for example in the case of PV, a
capacity credit of 1 % is suggested, because of the comparatively low generation during
evening peak load hours in the winter months.

Price
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Maximum Price / energy demand volume
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Figure B.1.: Capacity demand curve. Based on PJM (2016)

The auction of the comprehensive capacity market is organized as a “descending clock
auction” or “Dutch auction”(see Fig. in the appendix). The starting value of the
auction is set to twice the annuity of the investment costs for the cheapest, newly built
conventional power plant, i.e. the cost of new entry (CONE). The auctioneer announces
this first price and calls for supply bids. Usually, the high starting price leads to oversupply,
i.e. the volume of supply bids exceeds the capacity demand determined by the regulator.
In the next round, the auctioneer lowers the price and requests new bids. If an oversupply
occurs again, the auctioneer calls for the next round and repeats this procedure until the
cumulated capacity from the supply bids equals the demand capacity. Another criterion
to stop the auction is the floor price. If the price is lowered after several rounds to the
floor price by the auctioneer, the auction is stopped and the floor price is announced at the
settlement/capacity price. The capacity in the last round will be chosen as the capacity to
be delivered from the suppliers. Existing plants receive the resultant capacity price from
the auction for one year, new plants however can secure the capacity price for several
years in order to decrease the investment related risks.

Within a market design with a capacity market, investment decisions are based on the
earnings from spot and futures market as well as additional revenues on the capacity or
control reserve markets. The mechanism with capacity options also protects consumers
against high price peaks and represents another incentive for power generators to be
available.

Besides the contracting of secured generation capacity, there is also the concept of
capacity options. In this case, the plant operators get an option premium for guaranteeing
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the availability of capacity on the electricity market. And if the performing price (e.g. spot
market price) exceeds a determined value (strike price) the seller of the option (the power
plant operator) has to pay back the difference between strike price and performing price
to the option holder (e.g. system operator), even if the power plant does not generate any
electricity or revenues. This equates to a penalty charge due to non-availability. Thus,
exercising market power can be avoided considerably. The difference that has to be paid
makes retention of capacity unattractive also to dominant power plant operators. However,
the main objective of this capacity mechanism is to ensure the availability of power plants,
particularly in times of shortage (ISO New England Inc., 2009).

B.3.3. Decentralized capacity market

The decentralized capacity market was introduced and proposed in a report by the German
Association of Local Utilities (2013). It is a type of comprehensive capacity market, in
which operators of existing or new power plants and non-volatile RES act as providers
of power certificates. Without any combination with other technologies (e.g. storages),
only a very low percentage of fluctuating RES nominal capacity can be offered as secured
capacity.

In contrast to the central capacity market (see Section [B.3.2), the price and the demand
for power certificates are determined based on the demand and supply of individual actors,
not through a centralized planner. The regulator or a central instance certifies generation
capacities and is therefore only responsible for the emission of the power certificates.
However, the regulator determines neither the price nor the amount of certificates that
should be purchased.

Therefore, LSE and distributors (on behalf of their customers) as well as major industrial
consumers determine their own peak demand and purchase power certificates indepen-
dently on the market. They can apply an additional product differentiation regarding
flexible and non-flexible demand, and if necessary, purchase power certificates for the
non-flexible part of the demand. Electricity consumers are then able to decide, whether
they want to be fully supplied (and pay for certificates) or cut demand in times of shortages.
This would allow charging costs for withholding capacity to the consumers. If consumers
require more electricity in times of shortages than covered by certificates, they will incur a
penalty charge. The penalty should be a multiple of the certificate price needed to motivate
the entities to purchase a sufficient amount of certificates. (see German Association of
Energy and Water Industries (2013))

B.3.4. Focused/selective capacity market

Focused or selective capacity markets incentivize predefined generation technologies. In
contrast, comprehensive capacity markets support equally all technologies that are able to
securely provide electrical energy to the system. In a proposal for a new energy market
design, Oko-Institut (2012) suggest a differentiation between remuneration of existing
and new power plants. The rationale here is to switch a plant portfolio into a structure
that supports the electricity system optimally. Regarding the German market with high
impacts of fluctuating RES, this would lead to incentives for investments in flexible and
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storage technologies. To reach this target, it is possible to vary the amount of payments or
the amount of the payment duration. Hence, existing plants will receive lower payments
or payments for a shorter period, whereas new plants or plants with the required attributes
will receive higher payments for a duration up to several years.

B.4. Modeling energy-only markets and capacity mechanisms

In order to analyze the impact of different capacity remuneration mechanisms on the
electricity market, different types of electricity market models can be used.

Ventosa et al. (2005) identified three main types of energy market models: optimization,
equilibrium and simulation models. Optimization models are able to find a cost-minimal
or profit-maximal solution for an entire energy system from the perspective of one central
planner. They are formulated as an optimization program by mathematical equations with
(at least) one object function subject to technical and economical constraints. But they
do not integrate the view of individual market players. Market equilibrium models can
consider the market perspectives: competition between all participants as well as different
market behavior of several participants. But these models are difficult to use when the
problem is highly complex. Finally, for modeling highly complex problems especially
agent-based simulation (ABS) models represent an appropriate approach. In general, they
provide flexible frameworks to integrate different markets, such as day-ahead or capacity
markets, and key market players (as agents) that pursue individual strategies (Tesfatsion,
2002). In order to address market problems, each agent can receive varying of information,
along with various technical or economic restrictions such as their own budget limitations
or feasibility calculations. Furthermore, ABS models can incorporate the behavior of
investors with regard to different design options. In contrast to other approaches, ABS
models can adequately reflect investment uncertainties. As investment uncertainties and
imperfect market view of investors could make investments in new power plant difficult,
they should be considered within security of supply and market design analyses. That is
why ABS models are well suited for modeling and analyzing of investments with regard
to different design options for electricity markets.

B.4.1. Agent-based model for the electricity market

In the context of this paper, an existing agent-based simulation model, which has already
been applied to various electricity-market research questions (e.g., Bublitz et al. (2014) and
Sensfuf}, Ragwitz, et al. (2008)) is extended by different capacity remuneration mechanisms.
The model includes the key decision makers (generation companies, TSOs, regulator) and
the most relevant market segments, e.g. the day-ahead market and the futures market. The
generation companies are represented by agents that determine the short-term power plant
dispatch and the long-term capacity extension. Therefore, interactions and feedback loops
between short and long-term strategies can be analyzed. In addition, the model features
an hourly time resolution. Thus, rare situations that only occur under the combination
of special circumstances (e.g. high demand, low availability from RES and DSM) can be
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Figure B.2.: The main elements of the PowerACE model.

examined’| An overview of the main elements of the model and the different interactions
between the agents is depicted in Fig. A more in-depth description of the model can
be found in Genoese, Genoese, Mést, et al. (2010).

For the analysis in this paper, the modeling of the day-ahead market and the investment
decisions is of central importance and is described below.

B.4.1.1. Simulation of the day-ahead market

The day-ahead market is simulated in detail: Before the market clearing is carried out, all
agents prepare their ask and supply bids. Bids for electricity generated from RES are sent
by the TSOs to the spot marketF_’-I The calculation of the bid price for the supply bids is
based on the variable costs c“l’,‘;‘f’j of each power plant j, which include the costs for fuel,
carbon emission allowances, and operation and maintenance:

Papj  EF;
_ fahj 'Pﬁfhr I c}pther (B.1)
nj nj

5 However, implementing an hourly time resolution has the disadvantage of increasing the computational
run time, which takes up to two hours on a state-of-the-art workstation.

6 This is a simplification of RES electricity sales to the wholesale market, as in reality large RES suppliers
directly sell their RES electricity.
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Where:
pfzu}fi : Fuel price in hour h of year a for power plant j
pgehr : Carbon emissions allowances price in hour h of year a
c]‘?ther : Operation and maintenance costs of power plant j
EF; : Emission factor of power plant j
nj : Efficiency of power plant j

In order to adequately include the start-up costs, each agent forecasts the hourly day-
ahead market prices of the next day and estimates the operating hours of his power plants.
If for a power plant j the variable costs are lower than forecasted hourly price, the agent
assumes that this power plant will be in the market. Then, the agent calculates the expected
start-up costs ¢3'?'! for each power plant:

a,h,j
fuel
St = 1y (pfeh + BFj- pS57) + dy (B.2)
Where:
d; : Deprecation factor of power plant j
rj : Ramping factor of power plant j

For each hour A in a period H where a power plant is expected to be continuously in the
market, the agent submits a bid by, ; to the market operator that includes the start-up costs,
the variable costs and a mark-up factor markup my, j that depends on the market scarcity:

st}ellr't

ah.j

bh,j = Z,é;ll:j + —|H| + mh,j (B.3)
For each hour of the next day, the market operator cumulates the ask bids and the

supply bids. These bids are compiled to generate the total demand and supply curve. The

intersection between both curves equals the market clearing price and volume. Based on

information about the accepted bids, the suppliers determine their power plant dispatch.

Later DSM agents schedule their shiftable and sheddable loads.

B.4.1.2. Modeling of investment decisions

Once a year, all supply agents have the opportunity to extend their power plant portfolio.
The investment decisions are part of an iterative process, in which the decision of one
agent subsequently influences the decisions of the other agents. In order to avoid to an
preferential treatment to a particular agent, the order of the agents in the investment
process is randomized each time. The process is stopped after each agent has evaluated
his investment options by calculating the expected cash flows. The investment options,
which are exogenously given to the agents, change over time and can differ for each agent,
e.g. only agents who already own lignite-fired power plants can invest in new lignite
capacities.
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In order to estimate the short-term and medium-term cash flows from year a, to a,,
the agent regards hourly market prices p}, market A dditionally, hourly forecast prices pfore
are used in the calculation of the long-term cash flows applying a merit-order model that
takes into account, among others, the expected capacity investments and demand.

pcrlnﬁrket ay<a<a,
Pah = fore (B'4)
Pah a>a,

One of the major difficulties is the long-term prediction of prices, which rely on different
uncertainties, such as future investment decisions of the agents. To incorporate future
investments of other agents and their impact on cash-flows into the decision of an agent,
the investment process could be reiterated in each time stepﬂ until a stable outcome is
found for the investment decisions. In this equilibrium state the agents are not willing
to change their investment strategy, as no agent benefits from deviating. Taking into
account the hourly time resolution for market simulation, the yearly time resolution for
investments, the model horizon of several decades, and the numerous decisions of the
agents, the resulting problem would be very computation-intensive. Therefore, a simplified
approach is used where the first agent considers only the information on investments and
decommissions available at the time of his decision. However, the next agent receives
information about the investment decision made by the previous agent. If the next agent
decides to construct an extra power plant, it is likely that the first agent has overestimated
the value of his investment, owing to the price impact of this new capacity. Our simulation
results show that this especially affects extreme peak prices, which can be lower than the
forecast of the first agent.

In order to avoid such an overestimation, a model-endogenous price limit p is introduced
into the investment calculation of the agents, to prevent that a few overestimated price
peaks from distorting the investment evaluatiorﬂ This price limit leads to lower deviations
between expected and realized cash flows.

8760
M, ;= Z min{p, pa,h} - :1],&}1{]' (B.5)
h=1
CM,j : Contribution margin in year a for technology option j

Based on the calculated cash flows for different investment options, the economic
feasibility is evaluated based on the net present value (NPV) approach. If there are
investment options with a positive NPV, the agent decides to carry out the investment
option with the highest NPV. Later, the agent continues with the evaluation the next
investment option and can carry out further investments. However, a limitation on the
investment volume in one period needs to be introduced without which the first agent
would construct until further investments became economically unfeasible, and the other

7 Investment decisions are made annually, so that for each yearly decision point of time the process has to
be iterated.
8 The technical price limit at the EEX day-ahead market is 3000 EUR/MWh.
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agents would have no options for feasible investments. This constraint prevents an agent
from achieving a market dominating position. It also takes into account the financial
limitations of the energy suppliers. The limitation therefore allows the agents to invest
only in as much is necessary to keep their market share of conventional capacity, so that
they stop their investment activity even if it is still feasible.

Y CM, ; — clX
5 ]

NPV, =—I);+ ¥ ————

/ 0. t; (1+i)

expected income

(B.6)

J

Where:
NPV; : Net present value of technology option j
Iy : Investment expenses in t; for technology option j
cjﬁx : Fixed expenditure per year for technology option j
i : Discount rate
n; : Investment horizon for asset j

After an agent has made its decisions, the other agents evaluate their investment options
considering the information about the investments of the first agent. The process is then
repeated for all other supply agents. Fig. |B.3|illustrates the whole investment process.

B.4.2. Modeling capacity mechanisms

Although several capacity remuneration mechanisms are currently discussed for the
German electricity market, the focus will be set on the modeling and evaluation of the
strategic reserve and central capacity market. The strategic reserve is close to acceptance
by the political authorities and is expected to be installed very soon. For the central
capacity market, the proposals contain detailed parameterization options. Therefore, these
approaches can be evaluated with a robust modeling approach and thus the analyses will
concentrate on these options in the following.

B.4.2.1. Strategic Reserve

Once a year, the transmission system operators put out a tender for the strategic reserve
via a uniform price auction. The total procured capacity equals to 5 GW (about 5 % of
the current peak load). The upper price threshold is by the CONE (55,700 Euro/MWhﬂ
and the lower threshold equals to the lowest yearly fixed costs among all available power
plants. Since the operation of the strategic reserve is determined on a daily basis, only
power plants with a low cold start-up time (less than 10 hours) are eligible.

° For this analysis, the CONE is set by a gas-turbine with the following characteristics: a specific investment
of 400 Euro/kW, yearly fixed costs of 9 Euro/kW, an investment horizon of 15 years and an interest rate of
8 %.
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Figure B.3.: Investment decisions from PowerACE agents.
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If a power plant is part of the strategic reserve, it is not allowed to participate in other
markets even after the contract expires. Therefore, all costs of such a plant have to be
earned in the strategic reserve. The generation companies submit a bid b for each eligible
power plant j to the market operator of the strategic reserve based on fixed costs cfX and
opportunity costs c°PP:

b; = max{cjﬁx, ;PP (B.7)

The opportunity costs are composed of the return from each market m and the option
value of participating in other markets:

(PP —

J

Z returny, ; + option value,,, ; (B.8)
m

As preliminary results show that mainly old power plants with only few remaining
operation years enter the strategic reserve, the value is assumed to be zero in the analysis
in Section

While the power plants, which are part of the strategic reserve, still belong to the
generation companies, their dispatch is determined by the TSOs. The strategic reserve
is only used in extreme cases, i.e. when the day-ahead market cannot be cleared. In
these situations, the TSOs offer the total available capacity of the strategic reserve at the
maximum day-ahead market price of 3,000 Euro/MWh (European Power Exchange (2015)).
The accepted volume is then assigned to the different power plants of the strategic reserve
based on a dispatch model that accounts for different technical restrictions. First, the plant
with the lowest variable costs generates electricity, followed by the plant with the next
lowest costs and so on. If a power plant is dispatched, the owner of the power plant is
reimbursed for the occurring costs. Nevertheless, due to the large gap between variable
costs and maximum market price, the TSO is able to retain at large share of the income
thereby lowering the total yearly costs caused by the strategic reserve auction.

B.4.2.2. Central capacity market

The PowerACE modeling approach follows the forward capacity market, which is currently
being implemented in the market area of the American system operator ISO New England
Inc. (2009), and is comparable to the suggested design from EWI (2012).

As the first step, the regulator determines the amount of secured capacity and the
reserve margin in year a to ensure a defined generation adequacy ratio. This is described
by the equation:

ConCap, = (1 + Ry)(Dpeak,a — RE; — Imp,) (B.9)
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Where:
ConCap, : Required secured capacity in year a
R, : Reserve margin in year a in [%]
Dpeak.a : Forecasted peak load in year a
RE : Secured available capacity of renewable generation plants in year a
Imp,, : mports in the hour of peak load in year a

The reserve margin R can be chosen freely and controls the defined adequacy ratio. Next,
the regulator determines the required capacity for each single LSE. This is accomplished by
identifying the demand served by the particular LSE in the peak load hour. The capacity
obligation of the respective LSE for the year a is then obtained by multiplying the values
for ConCap and the share of demand at the peak load time.

After determining the input parameters, the investment agents of the energy suppliers
are asked for their respective bids. They can offer existing capacities (for a price of
0 EUR/kW) and new power plants (for a price within the floor and start price of the
auction).

For the determination of the capacity price for new installations, the investment agents
first estimate the net present value (NPV) of the available technology options j. Subse-
quently, the offer price is determined for the option that has the highest NPV. The agents
calculate the offer price based on Eq. The offer price is chosen so that the NPV
becomes exactly 0 EUR/kW. New installations receive this calculated offer price for x years,
and a forecast price for all other y years in which they must participate in the capacity
market.

U CM, - cf Xy

j cap
NPV =—-1I,; + _ 4 E—
J 0, ; (1 + i)t Pofter ; (1 + i)t

N J [N

expected income energy  secured income capacity (B 1 0)
y .
cap 1 !
+ E —Q =0
fore 2, G+ 1)

expected income capacity

Where:
x : Period for fixed offer price
y : Overall capacity market participation period
pg?}zr : Capacity offer price
pfji : Forecasted capacity price

After calculating the offer price, the investment agents submit the bids to the capacity
market. The capacity auction is carried out as a descending clock auction (see Fig. in
the appendix). Floor and starting price are determined by the regulator depending on the
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CONE. The capacity price should exactly cover the NetCONE at the optimum capacity.
NetCONE corresponds to CONE minus the expected profits from the electricity markets.
That can be explained as follows: When a peak load power plant generates electricity,
all available power plants with lower marginal costs benefit from the uniform prices.
A well-designed capacity market should therefore provide the precise fixed costs of a
reference peak load power plant and could avoid a double compensation.

Finally, all bids are sorted in ascending order according to their offered capacity price and
the descending clock auction rounds are executed until the needed ConCap is reached. The
final capacity price equals to that one at which demand (ConCapF) and supplied capacity
are equal. While new plants get this price for a longer period, all existing plants get it for
one year.

B.4.3. Relevant model assumptions

Due to the in-depth representation of the German electricity market, detailed data is
required for the model, which has been acquired from official public sources where available.
For example, each power plant with a size greater than 5 MW is integrated based on
Bundesnetzagentur fir Elektrizitit, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbahnen (2014).
Historical hourly electricity feed-in of wind power and PV are taken from European Energy
Exchange (2022).

The ABS model data, especially the one related to the future development of main
energy market parameters, are derived from established energy scenarios. For instance,
the development of carbon prices are based on market futures prices until 2020, after which
the reference scenario of the European Energy Roadmap is used as the data source (see
Européische Kommission (2011)). Fuel prices are based on (Sensfufy and Pfluger, 2014). The
main power plant technologies modeled as investment options for the agents are listed in
Table B.8in the appendix.

The input values of import and export flows as well as the development path of renew-
able energies are input data from an optimization model that calculates in advance the
capacity expansion and power plant dispatch in all European countries based on the same
assumptions for demand, carbon, and fuel prices. Germany continues to be a net exporter
of electricity until 2030 due to the comparatively high penetration of renewable energies.
After 2030, neighboring countries with lower costs of electricity generation from RES,
increase their export of electricity and Germany switches from being a net exporter of
electricity to a net importer.

The input values for PV and wind capacities are results from the applied optimization
model (as it is for the export/import flows) of the European energy system. In the op-
timization model, the PV capacity is not expanded as long as the capex of PV is higher
than the one of competitive technologies like wind power. This is why a further uptake of
PV occurs only between 2030 and 2040, when the PV capex becomes competitive. The
optimization model is applied without RES support after 2020 (see (Sensfufy and Pfluger,
2014)).

The development of the total annual demand is based on the assumption that energy
efficiency measures will reduce energy demand in the next few years. This is already
observable in the historical data for the total electricity demand in Germany between
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2011-2015. However, due to an uptake of electric mobility in the long-term, it is expected
that electricity demand will increase from 2030 (see Table [B.3). The values for the demand
development is calculated with the help of the FORECAST model (see Elsland (2016)).

Table B.3.: Central model assumptions.

Year 2020 | 2030 | 2040 | 2050
Coal prices [Euro/MWh] 13.7 | 154 | 17.0 | 187
Gas prices [Euro/MWh] 28.7 |30.8 |31.1 |3138
CO, Emission Allowances [Euro/tCO,] | 7.3 23.5 | 479 |51.0
Total annual demand [TWh] 610.8 | 597.5 | 668.9 | 667.4
Export [TWh] 53.8 | 158 | -11.3 | -15.4
PV [GW] 475 | 474 | 80.7 | 807
Wind (onshore + offshore) [GW] 479 | 60.8 | 81.7 | 104.8

DSM measures play a crucial role when evaluating security of supply, since they can
actively reduce the peak load demand. Therefore, different DSM technologies (e.g., D’hulst
et al. (2015) and Paulus and Borggrefe (2011)) are considered via hourly potentials. Two
categories are distinguished: at first shiftable technologies, primarily from households
such as washing machines or heat pumps with low activation costs, whose operation
can be pre- or postponed by several hours(Gils (2014), Klobasa (2007), and Klobasa and
Ragwitz (2006)). Secondly, sheddable loads that mainly stem from different industrial
processes, such as aluminum or chlorine electrolysis, but have higher activation costs (e.g.
several hundred Euros (see Table Gils (2014)). Due to the importance and the related
uncertainty of the future development of DSM capacities, two scenarios are analyzed: a
scenario with a moderate volume of available sheddable loads (EOM reference scenario)
and one with an optimistic volume (EOM flexibility scenario).

Table B.4.: DSM capacities. (Gils, 2014; Gobmaier et al., 2012; Growitsch et al.,|2013;
Klobasa, |2007)

Year 2020 | 2030 | 2040 | 2050
Shiftable capacity [GW] 5.56 | 6.66 | 8.46 | 12.53
Shiftable activation costﬁ [Euro/MWh] 11-475
Sheddable capacity (low) [GW] 2.33 | 2.14 | 2.50 | 2.49
Sheddable capacity (high) [GW] 7.56 | 6.44 | 7.41 | 7.39
Sheddable activation costs? [Euro/MWh] 400-1300

@ The activation costs depend on the corresponding technology, e.g. a pulp grinding machine with activation
costs of 11 Euro/MWh or a hot rolling mill with activation costs of 475 Euro/MWh.

B.5. Evaluation of different market design options

The energy-only market and the other market designs, which provide a capacity remuner-
ation mechanism, will be evaluated in the following section, especially focusing on their
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cost efficiency and ability to guarantee generation adequacy in the electricity secto. Since
it would be extensive to go into the details of all market design options, the analyses focus
on the performance of the EOM, specifically the EOM extended with a strategic reserve
and the central capacity market.

To evaluate their ability in terms of security of supply, an objective criterion is introduced
to measure this ability. The first measure is the so-called adequacy ratio AR, which is
the minimum hourly ratio in each year y between available capacity AC and the residual
demand RD in hour h (Eq.[B.11). However, as in the very extreme case of market failure
(without enough available capacity meeting the demand), the withheld control reserve
capacity contracted in the control reserve energy market would be used to avoid supply
deficits and outages. The adjusted adequacy ratio is calculated adding the reserve capacity
to the term of the available capacity (Eq.

AR (y) = min ﬁg gg (B.11)
, .« . AC(h) +reserves (h)
AR’ (y) = r}111€1)1;1 RD () (B.12)

B.5.1. Performance of the energy-only market in providing investment
signals

Although the EOM is still able to stimulate investments in flexible power plant capacities
in the model simulation, it seems that no market player in Germany is actually willing to
invest in these capacities. However, if power plant capacity is getting scarce (the model
results indicate this to be the case until 2023), electricity prices start to peak again and the
agents start to invest in different power plant capacities. Fig. shows that from 2021
on, the actors in the market invest again in power plants. In the beginning, lignite power
plants are chosen as the most economic investment option. However, investments in
open-cycle gas turbines (OCGT) and combined cycle gas turbines (CCGT) are also favored
after 2021. With growing carbon prices in mid 2030’s, no more lignite-fired power plants
are built by the agents, with gas power plants remaining as an economically favorable
technology in the EOM market design.

Although a strong reduction in the total capacity can be observed until 2023, the new
investments lead to a more or less balanced amount of flexible capacities (in total about
70 GW) between 2023 and 2050. The curve of the capacity development also shows that
lignite power plants will be replaced due to low fuel costs, and not significantly increasing
carbon certificate prices.

A slow increase in the electricity demand is assumed in the model from mid 2020’s
(due to the growing market penetration of electric vehicles and other technologies relying
on electricity). Therefore, the nearly constant level of flexible capacities does not mean
that the demand can be met within the day-ahead spot market all the time. Fig.
depicts the development of the adequacy ratio for the EOM reference scenario with a
moderate potential for sheddable loads of about 2.1 GW by 2050. An adequacy ratio
above 1.0 means that the demand can be completely served by the supply capacity in each
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Figure B.4.: Newly built capacities in the EOM with moderate DSM potentials (EOM
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Figure B.5.: Development of flexible capacities in the EOM reference scenario.

hour of the analyzed year. And an an adequacy ratio under 1.0 means that the demand
cannot be completely covered with the capacities in the spot market at least in one hour.
Therefore in this scenario, control reserve capacities need to be used to avoid undersupply
of demand from 2040. By this measure, brownouts which are not favored could be avoided.
However, market clearing on the spot market can hardly be guaranteed without additional
measures in several scenarios. Hence, without capacity mechanisms or the activation of
higher potentials of sheddable load capacities, the generation adequacy cannot be always
guaranteed by the EOM.

B.5.1.1. Influence of demand-side-management

As mentioned, the total volume of available sheddable loads is assumed as 2.1 GW in the
EOM reference scenario, while the potential for shiftable load is given in Table To
determine the impact of DSM and especially that of sheddable loads an additional scenario
— the EOM flexibility scenario - is introduced for the analyses. In this scenario, a much
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Figure B.6.: Adequacy ratio in the EOM reference scenario.

higher available potential of sheddable loads is assumed (max. 7.6 GW), while the shiftable
loads remain unchanged. The development of the adequacy ratio in the EOM flexibility
scenario is significantly higher (see Fig. than in the reference scenario. This is why
control reserve power is required only in 2047 to avoid undersupply. In the years after
2047 market clearing can be guaranteed again. Thus, demand flexibility, particularly as
sheddable loads, can make a significant contribution to the security of supply in future

(Zimmermann et al., 2016).
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Figure B.7.: Adequacy ratio in the EOM flexibility scenario.

B.5.1.2. Impact of a phase-out of lignite power plants

Furthermore, a scenario is analyzed in which new investments or retrofits of existing
lignite capacity are prohibited by law. This scenario reflects the ongoing discussion about
the lignite phase-out in Germany. The scenario results show that the development of total
capacity in the market barely differs from the scenarios in which investments in lignite
power plants are allowed. Decommissioned lignite and coal plants are mainly replaced
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by OCGT and CCGT plants. Although fewer investments are made in total, fewer power
plants are shut down for economic reasons. As the total capacity remains nearly the
same as in the scenario with lignite investments, there are only little differences in the
development of the adequacy ratio (see Fig. in the appendix). Similar to the EOM
reference scenario, the day-ahead market cannot be cleared from 2040, unless the available
volume of sheddable loads cannot be increased drastically.

B.5.2. Enhancing security of supply via capacity remuneration mechanisms
B.5.2.1. Therole of a strategic reserve

After the strategic reserve is procured for the first time in 2015, it takes the generation
companies several years to adapt completely. Afterwards, the overall capacity of thermal
power plants is on average about 5 GW (equal to the total capacity of the contracted
strategic reserve capacity) larger than in a scenario without a strategic reserve. Additional
gas-fired peak load power plants are primarily built by the investment agents. This
effectively increases the generation adequacy as shown in Fig. and prevents brownouts
that may occur in simulations based on the EOM. The strategic reserve is dispatched for
the first time in 2035 and a peak dispatch of more than 60 hours is reached in the following
years (see Table in the appendix). Further, in an ex-post consideration of stochastic
outages the reserve is already dispatched in the 2020s. Nonetheless, the total capacity of
the strategic reserve is never fully dispatched and the maximum dispatch volume amounts
to 4.3 GW (usually this volume is between 1 and 2 GW).

As the fixed costs represent a large percentage of the total costs of power plants in the
strategic reserve, the reserve mainly consists of gas- or oil-fired peak load power plants
with low fixed costs (see Fig.[B.8). Only old mid-load plants, which are not competitive
anymore due to their comparably low efficiency and low opportunity costs, become a
part of the strategic reserve. Even though new power plants are eligible for the strategic
reserve, they represent only a small share of the total capacity in the strategic reserve.
This is because the new power plants, which directly enter the strategic reserve have to
earn their fixed costs and their investment expenses, in contrast to an already existing
power plant for which the investment expenses can be regarded as sunk costs.

The costs of the strategic reserve amounts to nearly 5 billion Euros, which can be split
up into about 3 billion Euros that are incurred before 2030 and about 2 billion Euros that
are incurred between 2031 and 2050. Although the auction prices reach the price limit
of the CONE after 2040 (see Fig. [B.9), the total yearly costs of the strategic reserve is
on average lower than before, which originates from high profits in hours in which the
reserve has to be dispatched. Nevertheless, this result must be viewed with caution. For a
holistic comparison, the results from other energy markets have be taken into account as
well. These can then lead to overall higher costs for the consumers compared to a capacity
market.

The auction prices and the capacity surplus are interrelated. When a deficit is expected,
power plants are more profitable in the regular markets. Therefore, the power plant owners
bid higher prices to the strategic reserve auction, in some cases higher than the CONE. In
case of surplus capacities, generating companies expect low profits from other markets
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Figure B.9.: Yearly auction prices for the strategic reserve.

and are therefore willing to accept low markups (to cover the fix costs) on their variable
cost. In these years, the strategic reserve might not even be dispatched.

B.5.2.2. Central capacity market

Compared to the EOM, a central capacity market leads to a higher volume of power plant
capacity, especially after 2025 (see Fig.[B.5|and Fig.[B.10). However, because of the reserve
margin of 5 % and low capacity credits for RES, the development of installed conventional
capacity seems to indicate overcapacities of thermal power plants. The simulation results
show that reducing the reserve margin or increasing the capacity credits for renewable
energies can significantly decrease the installed conventional capacity and vice versa.
New investments benefit from the capacity market. However as the CONE has a
strong impact on the bids in the capacity market, technology options with low investment
expenses benefit from capacity cash flows and the investment agents invest in these
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Figure B.10.: Development of the capacities in the design with a capacity market.

options. In the model simulations, this leads to higher investments in OCGTs. The new
investments are in most cases profitable.
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Figure B.11.: Newly built capacities in the design with a capacity market and with moder-
ate DSM potentials (EOM reference).

Considering that the German energy sector has a high capacity of fluctuating renew-
able energies and flexible usage of gas turbines, they are a preferred complement to the
fluctuating generators to maintain a sufficient adequacy ratio (see Fig.[B.12).

The adequacy ratio is continuously over 1.1 with the applied capacity credits for RES.
This indicated the existence of some overcapacities and the necessity of recalibration of
design parameters of capacity markets.

B.5.3. Comparison of the different design options

The adequacy ratio of the different market designs is shown in Fig. The shape of
the adequacy ratio development in the scenario with a strategic reserve is similar to the
one in the EOM reference scenario, the difference being that the capacity of the strategic
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Figure B.12.: Adequacy ratio in the case of establishing a capacity market with 5 % re-
serve margin.

reserve leads to a higher adequacy ratio. If a centralized capacity market is introduced, the
adequacy ratio is continuously higher (over 1.1) after 2022. With high values of the reserve
margin applied to the demand curve of the capacity market, there is always sufficient
generation capacity available. This means that the probability of a black or brownout is
lower than in other market design options. The loss of load expectation (LOLEE is indeed
zero in the capacity market design, while the LOLE is quite high after 2035 in the EOM
design and EOM with a strategic reserve (see Table [B.10). Furthermore, the comparison of
the different DSM scenarios (EOM reference and EOM flexibility) shows that the LOLE
can be strongly reduced with the help of interruptible loads.
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Figure B.13.: Comparison of the adequacy ratios in different market designs (without
considering operative reserves).

19 The LOLE is calculated here without considering operating reserves. Although operating reserves might
be used to avoid loss of load, its original role is balancing load fluctuations and grid failures. That is why
our definition of LOLE is equal to the number of hours in which the spot market cannot be cleared.
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However, this high ratio does not necessarily lead to an (cost) efficient market design.
No clear conclusion about the most efficient market design can be drawn due to existing
uncertainties regarding the parameterization and regulatory decisions (Mastropietro et al.,
2016). The average spot market price is considerably higher in the EOM and strategic
reserve design than in a market design with a capacity market during scarcity periods (see
Fig.[B.14). This price difference is negligible in non-scarcity times, e.g. between 2027 and
2035. However, as the capacity market delivers payments to generators in this period, it
can be stated that the total costs of the capacity market design are higher.
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Figure B.14.: Average market clearing prices of EOM, with strategic reserve and with
central capacity market.

Whereas the EOM needs price spikes to cover all fixed costs of power plants that are
on the right side of the merit order, capacity markets generate additional payments to
generators. Therefore, the average price is nearly all the time lower than in the EOM.
However, analyzing the total costs of thermal electricity generation, it can be observed
that the cumulative costs by 2030 are lower in the EOM than in the market designs with a
capacity mechanism. This cost advantage diminishes until 2050 and the cumulative costs
with a capacity market are similar to the ones of the EOM (see Table B.5).

Furthermore, the cost comparison shows that in an energy-only market, in which a
higher level of DSM, especially sheddable loads with high activation prices, are avail-
able (EOM flexibility), the total costs for electricity generation (except funded RES) are
lower than in the low DSM-scenario (EOM reference). This is due to the fact that the
higher volume of DSM activation does not only ensures market clearing at scarcity times,
but also sets the price between 400-1000 EUR/MWh avoiding price settlement at p,,,
(3000 EUR/MWh in the day-ahead market). Hence, the total system expenses are lowered
by more than 20 billion EUR. E

1 The cost comparison does not consider investments that enable the availability of DSM. Therefore, the
cost advantage can at least partly diminish due to investments in ICT and other technologies that could
be needed to activate more DSM potentials.
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Table B.5.: Cumulative payments to the generators under different market designs.

EOM EOM Strategic | Central

[Bn EUR] reference | flexibility | reserve | capacity market
2015-2030 393.8 394.9 413.5 420.1

Capacity remuneration | - - 2.9 61.6

Day-ahead market 393.8 394.9 410.6 358.5

2031-2050 479.1 457.8 494.6 454.1

Capacity remuneration | — - 2.6 60.7

Day-ahead market 479.1 457.8 492.0 393.4

Total sum 873.0 852.8 908.2 874.2

B.6. Critical reflection and outlook

Although the entire German electricity market and various design options are modeled
with a bottom-up agent-based approach, some limitations of the methodology remain. One
of the limitations is that electricity exchange with the neighboring European electricity
markets is incorporated with static export/import profiles. Hence, dynamic reactions from
abroad to specific market situations in Germany are not regarded. In a dynamic approach,
the available capacities from the neighboring countries may be different. Therefore, the
next modeling steps should expand the described approach to a European market model
that allows the simulation of different design options for European electricity markets. In
this case for example, the introduction of the French capacity market (which was recently
installed) and its interaction with the German electricity market could be analyzed in
detail. Beside the exchange flows, the available DSM capacity is also incorporated as an
exogenous variable. This approach does not enable the analysis of investments in DSM
capacity considering capacity payments. Therefore, within future research investments in
DSM capacity could be also endogenously modeled.

Furthermore, the existing study analyses only the development of the nationwide
capacities and the peak demand that has to be served. Thus, the generation adequacy
question is answered only in general (without considering stochastic outages of power
plants or grids). And possible bottlenecks for specific regions in the country are not taken
into account by this approach. This is a reason to implement the transmission grid or at
least the main transport restrictions into the introduced market model, which allow the
analysis of the regional generation adequacy.

Finally, it is important to mention that some methodological improvements could be
also done in future studies. The learning of agents could be rendered more precisely so
that for example, agents are affected by their former misinvestments or by the ones of their
competitors thereby making their decisions not only based on economical assessments,
but also based on their soft skills.

All in all, it can be stated that with the existing modeling approach important analyses
and conclusions could be derived regarding the effectiveness of the EOM and other market
design options to incentivize investments in flexible power plant technologies and thus to
guarantee generation adequacy.
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B.7. Conclusions

The proposed application of agent-based modeling is an appropriate approach to investigate
imperfect market conditions, as it incorporates the limited foresight of market players
and enables to detection of possible electricity market failures in the future. The approach
is used to analyze, whether the current market design in Germany is able to incentivize
investments into power plants so that generation adequacy is guaranteed or if capacity
remuneration mechanisms are needed.

The results indicate that the existing energy-only market (EOM) leads to market equi-
librium in the short and mid-term. The generation adequacy is ensured as adequacy ratio
is always above 1.0, which means the supply side can deliver the required capacity in
every hour to meet the electricity demand. However, this is a result of surplus capacities
existing in the current German electricity market originating mainly from the period
before liberalisation and the coupling of European electricity markets. Furthermore, it is
worth mentioning that these results also rely on the condition that at least a moderate
level of sheddable loads (2 GW) can be activated during peak load hours.

In the long run (beyond 2030), our results show that generation adequacy cannot be fully
guaranteed in the energy-only market. The demand cannot be completely met in several
hours by the available capacity in the spot market, and at least spinning and non-spinning
reserve power have to be dispatched in order to avoid brownouts. Due to uncertain cash
flows and price peaks only occurring in a few hours, the agents do not make sufficient
investments. The functionality of the EOM can be improved, if the available capacity
of sheddable loads is increased to about 8 GW or if a capacity reserve with a capacity
of 5 GW is implemented. Hence, the capacity reserve proposed by the Federal Ministry
for Economics can provide long-term generation adequacy in Germany. Thereby, it can
be derived from the results that this reserve mainly consists of existing lignite, gas and
oil-fired power plants and rarely of newly built power plants. Apart from these findings
about the EOM, we can determine that a ban on the construction of new or renewal of
existing lignite capacities would not have a significant effect on the generation adequacy
ratio in the energy-only market@

Regarding DSM, we found out that sheddable loads can increase the generation adequacy
also in the long-term, as they set price peaks at several hundred EUR/MWh, which are
necessary in the EOM to refinance investments. In contrast, shiftable loads with bidding
prices between 11-475 EUR/MWh (Table II) do not set such high prices and even avoid
price peaks, as they lead to a more balanced demand curve. A smooth demand curve
means less peak load and, therefore, reduced or minimal price peaks. Missing price peaks,
in turn, lower the profitability of power plants and can lead to fewer investments so that
the availability of shiftable loads can improve security of supply in the short-term but
not in the long-term. Furthermore, the shifted demand is not able to cause a considerably
higher price level in off-peak hours due to a flat merit-order curve, which again does not
improve the conditions for new investments.

The analysis of capacity remuneration mechanisms indicates that a central capacity
market can ensure nearly constant investments during the whole period until 2050 without

12 This does not hold for a swift phase-out of lignite capacities.
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generating higher total system costs. The capacity payments are compensated by avoided
price peaks, on which the EOM relies. It can be concluded that the capacity level in
total is noticeably higher in the capacity market design than in the EOM. The highest
investments are made in OCGT followed by CCGTs. Based on the proposed capacity
credits for renewable energy technologies, an adequacy ratio of more than 1.10 can be
reached with the help of a capacity market. This means that a reserve capacity of at least
10 % is available during the whole period.

In summary, an EOM extended with a strategic reserve capacity of 5 GW can provide
generation adequacy. The EOM can also guarantee generation adequacy if sheddable
load potentials can be strongly activated. However, a pre-defined adequacy ratio can be
more easily achieved with a capacity market. The main challenge of a capacity market
remains the appropriate parameterization to avoid overcapacities (and related costs) and
the adequate integration of RES technologies.

As the EOM can guarantee generation adequacy in the short- and mid-term without
higher costs and does not require major political intervention, the authorities are rec-
ommended to keep the existing market design until the early 2020ies. However, in the
middle of the next decade, the introduction of a comprehensive capacity market should be
prepared and implemented. A strategic reserve seems to be more expensive in the long
term. To increase the security of supply in the EOM, a strategic reserve can be an option
for the next ten years. However, in the long run, a capacity market is more favorable.

Finally, it is worth mentioning that the introduction of capacity markets in the European
electricity markets should be coordinated. In contrast to EOMs, capacity markets can
slow down inner-European electricity trade and hinder the development of an integrated
European market, especially if capacities are bounded locally.
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B.8. Appendix

B.8. Appendix

Table B.6.: Average yearly day-ahead prices in Germany (European Energy Exchange,
2022).
Year | 2011 | 2012 | 2013 | 2014 | 2015 (until May)
Avg. Price [Euro/MWh] | 51.12 | 42.60 | 37.78 | 33.13 | 30.25
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(Euro/kW)
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PO: Start price Supply > Demand
p*: Equilibrium price

Figure B.15.: Schematic illustration of a descending clock auction (unilateral auction —
counterpart of the auction is the regulator or the grid operator).
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Figure B.16.: Development of the capacities with lignite power plant phase-out.
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Table B.7.: An overview of the procured capacity for the strategic reserve in relationship
to the national peak loads in 2015 (European Network of Transmission System
Operators for Electricity, 2016) in selected European countries.

Peak load | Strategic Percentage of
2015 reserve capacity | peak load
Country | [GW] [GW] (%]
Belgium | 13.13 0.85 6.47
Finland 13.58 0.60 4.42
Germany | 77.50 5.00 6.45
Poland 23.07 0.83 3.60
Sweden | 23.40 1.50 6.41

Table B.8.: Investment options.

Size Efficiency [%] Investment | Fixed costs
[MW] | 2015 2020 2030 | [Euro/kW] | [Euro/kWa]
Gas OCGT | 150 34 35 37 400 9
Lignite 1000 45 47 49 1700 42
Gas CCGT | 800 56 58 60 800 18
Hard Coal | 800 46 48 50 1300 34

Table B.9.: The dispatch of the strategic reserve with capacity of 5 GW.

Number of hours | Total usage | Max. usage
Year | [-] [GWh] [GW]
2035 | 0 0.0 0.0
2036 | 0 0.0 0.0
2037 | 2 0.3 0.2
2038 | 0 0.0 0.0
2039 | 9 6.2 2.1
2040 | 36 42.9 3.2
2041 | 37 43.5 3.5
2042 | 35 43.5 3.4
2043 | 60 73.6 4.0
2044 | 11 8.7 1.7
2045 | 6 31 1.1
2046 | 6 3.8 1.1
2047 | 62 80.0 4.3
2048 | 54 63.8 4.1
2049 | 9 8.3 2.3
2050 | 2 1.0 0.9
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Table B.10.: Loss of load expectation (LOLE) without considering operating reserves.
(Although operating reserves might be used to avoid loss of load, its original
role is balancing load fluctuations and grid failures.)

EOM EOM Strategic | Central
year | reference | flexibility | reserve | capacity market
2035 | 0.6 0.0 6.2 0.0
2036 | 3.4 0.0 3.8 0.0
2037 | 15.6 0.0 14.6 0.0
2038 | 10.9 0.0 5.4 0.0
2039 | 21.8 0.0 17.1 0.0
2040 | 39.6 1.0 25.8 0.0
2041 | 40.0 1.4 25.2 0.0
2042 | 52.0 5.8 23.7 0.0
2043 | 46.7 5.2 27.6 0.0
2044 | 14.8 0.0 13.4 0.0
2045 | 225 0.1 10.4 0.0
2046 | 28.6 0.3 10.5 0.0
2047 | 79.4 17.6 26.4 0.0
2048 | 69.1 10.8 22.7 0.0
2049 | 29.7 0.6 12.5 0.0
2050 | 31.0 0.5 7.5 0.0
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C.1. Introduction

Abstract

In this article, cross-border effects of different market design options are analyzed using
Switzerland, which is strongly interconnected to larger neighboring markets, as a case
study. An investigation is conducted with an agent-based model where in one scenario,
all market designs are represented according to the current legislation, and in another,
energy-only markets (EOM) are assumed in all considered countries. The results show
that wholesale electricity prices are highly dependent on the chosen market design and
in the annual average are up to 27 % higher in the EOM scenario. Due to expected larger
interconnector capacities, this increase is evident in all simulated markets. Furthermore,
the results indicate that the planned market design changes in the neighboring countries
decrease investments in Switzerland. However, generation adequacy is still guaranteed
due to the high Swiss hydropower storage capacity. Our results suggest that, under the
current circumstances, a domestic mechanism in Switzerland is not required. Capacity
remuneration mechanisms, Cross-border effects, Electricity market coupling, Generation
adequacy, Switzerland, Agent-based modeling

C.1. Introduction

European electricity markets are becoming more and more integrated as a consequence of
internal market guidelines and the so-called Energy Union Strategy of the Europaisches
Parlament and Rat der Européaischen Union (1996, 2003, 2009). Integration of the electricity
markets is mainly driven by two intertwined processes: On the one hand, European
markets are more tightly linked by implicit auctions and combined by the so-called Price
Coupling of Regions run by eight European power exchanges (European Power Exchange,
2018). On the other hand, the physical transmission grid is expanded and, in particular, the
interconnectors will be further enhanced according to the Ten-Year Network Development
Plan of the European Network of Transmission System Operators (European Network of
Transmission System Operators for Electricity, [2018a).

As a result, various cross-border effects can be observed: Energy flows from market
areas with higher prices to those with lower prices result in a convergence of electricity
prices in connected market areas, given that sufficient interconnection capacity is available.
Price convergence stops, if the available interconnector does not allow any further flow
of electricity and, in this case, a certain price difference remains. However, an additional
interconnection line between two market zones can increase price assimilation, resulting
in positive welfare effects (Ringler et al., 2017).

In the case of a small country neighbored by large markets (asymmetrical market areas),
the cross-border price effect can be strong. Therefore, as a case study, Switzerland serves
as a useful example for analyzing the impact of large neighboring markets on a smaller
one. The analysis by Dehler-Holland et al. (2016) shows a strong interdependence of
the wholesale electricity prices of Switzerland and its neighbors (Austria, France, Italy,
and Germany) due to a tight connection between the electricity grids. For instance, the
electricity price decline between 2011 and 2016 in the Central Western European countries
driven by a renewable energy sources (RES) expansion and low prices for the EU ETS
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emission allowance resulted in lower prices also in the Swiss electricity market. This price
decline can be welcomed from the consumer perspective but has a lowering effect on
producer’s rent and the profitability of power plants (Bublitz, Keles, and Fichtner, [2017;
Hirth et al., 2018; Kallabis et al.,[2016). This might yield not only for thermal capacities but
also for the dominant hydropower plants in Switzerland.

These developments are expected to intensify in the near future (e.g., Pérez-Arriaga
and Batlle, 2012), as some neighboring countries changed the design of their wholesale
electricity markets in the past few years, which can put additional pressure on Swiss
wholesale electricity prices. For instance, Germany is planning to introduce a strategic
reserve (SR) to ensure generation adequacy in times of scarcity (Bundesministerium fiir
Wirtschaft und Klimaschutz, 2017). Also, France has implemented a capacity remuneration
mechanism (CRM), a decentralized capacity market, to ensure generation adequacy and
incentivize demand-side management (DSM) measures in peak load times (Bublitz, Keles,
Zimmermann, et al., 2019). As the yearly traded volume in the French and German
electricity markets is considerably larger than in other European markets, their decisions
strongly influence the neighboring markets, especially the comparatively small ones. In this
context, the question arises as to whether the Swiss market also requires new instruments
to ensure long-term generation adequacy by incentivizing national (re-)investments.

Therefore, the goal of this study is to investigate the cross-border effects of CRMs
on electricity prices, investments, and thus on the long-term generation adequacy in
such connected market areas by applying a power market model based on agent-based
simulation using Switzerland as a case study. This approach allows the consideration of
individual decisions of market players and the analysis of market equilibria based on these
decisions.

The remainder of the paper is structured as follows: Section [C.2] summarizes the current
literature on cross-border effects with regard to CRMs and deduces the research gap in
this context. Section [C.3| describes the applied simulation approach focusing on modeling
CRMs in an electricity market model. The results, including investments, price impact, and
generation adequacy, are discussed in Section [C.4] Finally, in Section [C.5] the methodology
is critically evaluated, and the main conclusions as well as policy implications are derived
in Section

C.2. Literaturereview

One of the difficulties encountered in the analysis of cross-border effects is the large
number of possible influences, such as the number and the market sizes of the countries
considered. In addition, the levels of competition and the respective market designs
can influence the results (Meyer and Gore, |2015). Thus, it is difficult to derive general
conclusions. This fact might serve as an explanation of why the literature predominantly
focuses on a single market scenario, and the research on spillover effects of capacity
remuneration mechanisms is lagging behind (Lorenczik, [2017). However, without a sound
theoretical framework on cross-border effects, ensuring generation adequacy at a regional
level in an efficient manner remains a major challenge (Glachant et al.,2017). This is further
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complicated by the fact that cross-border effects can emerge in a non-linear manner (Boffa
et al., 2010).

A question frequently examined in the literature is whether free-riding occurs if a
neighboring country introduces a CRM. For example, Bhagwat, Iychettira, et al. (2014)
and Bhagwat, Richstein, et al. (2017) study cross-border effects in two symmetrical market
areas differing only in their design. Whereas an EOM does not limit the effectiveness of
the neighboring capacity market or SR, vice versa, two effects can be observed: On the
one hand, the consumers in the EOM are free-riding on the consumers in the neighboring
market where a CRM is implemented. On the other hand, the dependence of the EOM
on the neighboring markets is increasing. Similarly, Meyer and Gore (2015) find that
the unilateral implementation of a CRM, either in the form of reliability options or a
SR, weakens investment incentives in the neighboring market. Cepeda and Finon (2011)
analyze the cross-border effects of three different market designs (EOM, price-capped
EOM, forward capacity market). They find that in the long-term, the market area with
an EOM does not benefit from the adjacent market area where a price-capped forward
capacity market is implemented, and even negative externalities can arise in the form of a
higher average price and lower reliability.

Lorenczik (2017) observes that the negative effect of price caps intensifies if a market
is connected to neighboring markets and, thus, generation capacity and welfare further
decrease. Yet, vice versa, national price caps do not seem to have a significant adverse
effect on neighboring countries. Contrary to other studies, it is claimed that capacity
payments do not exert a significant positive effect on the security of supply in neighboring
countries.

Not only between markets with and without a CRM, spillover effects can occur, but also
between markets with different CRMs (Lambin and Léautier, [2019). In a scenario where a
SR is introduced in one market and a capacity market in the other, Bhagwat, Iychettira,
et al. (2014) and Bhagwat, Richstein, et al. (2017) observe negative spillover effects of the
capacity market on the SR resulting in, e.g., a lower reserve margin in the market with
the SR. Elberg (2014) investigates two symmetrical market areas in which either a SR or
capacity payments have been implemented. On an isolated basis, both mechanisms lead to
an efficient outcome. However, in a combined evaluation, the SR shows worse results due
to redistribution effects, as the consumer welfare decreases in the area of the SR, whereas
it increases in the adjacent area.

In some cases, CRMs are also investigated in real-world case studies. For example,
Ochoa and Gore (2015) investigate the welfare and security of supply in the Finnish
electricity market considering potential benefits and risks arising from the connection
to the Russian market. In case the electricity imports from Russia would be reliably
available, an expansion of transmission capacities would be recommended. However, as
their reliability is doubtful, it is recommended to build up national generation capacities
and maintain a SR. In another analysis, Ochoa and van Ackere (2015b) examine cross-border
effects between Colombia-Ecuador and France-Great Britain. They conclude that the
potential benefits are strongly linked to market complementarity and that policy measures
to exploit these benefits without distorting market signals must be carefully evaluated,
especially if large seasonal storage capacities exist, which might be used extensively
during shortage situations in the neighboring country and subsequently are unavailable
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for national usage. In a follow-up study, Ochoa and van Ackere (2015a) once again analyze
the markets of Colombia-Ecuador and find that the relative market sizes and the size of
transmission capacities have a significant influence on potential cross-border benefits.

One of the remaining key challenges in evaluating generation adequacy is to assess
the contribution of neighboring countries in order to avoid over- or undercapacities.
Mastropietro et al. (2015) investigate possibilities to remove barriers preventing foreign
participants in Europe from participating in external capacity mechanisms without re-
ducing the short-term efficiency of the electricity market. They propose that capacities
should be procured via zonal auctions, which take into account the maximum transmission
capacity of the interconnection, and that capacities should not be allowed to participate in
different national CRMs. Finon (2014) investigates the differences between explicit and
implicit cross-border participation. In the long term, he states that excluding cross-border
participants results in neither a significantly lower efficiency nor a distortive effect on
the competition. From a European perspective, however, the explicit consideration of
capacities can be advantageous. Furthermore, it can be noted that the introduction of a
CRM in a neighboring country considerably increases the pressure to introduce a national
mechanism in order to protect the market against possible harmful consequences (Bhagwat,
Richstein, et al.,|2017; Gore et al., 2016). Another possibility is to focus on supranational
coordination (Bucksteeg et al., 2019; Hawker et al., 2017; Neuhoff et al.,[2016; Osorio and
van Ackere, |2016).

At this point, it needs to be emphasized that the uncoordinated introduction of CRMs
in a tightly interconnected continental electricity system, such as the European system,
can distort price signals and even impair the security of supply in a neighboring market.
However, despite existing research, cross-border effects of CRMs have not yet been fully
explored and, in particular, the impact on tightly connected real-world markets remains to
alarge extent unknown. Therefore, to deepen the understanding and identify adverse cross-
border effects of CRM, a case study is carried out, in which the Swiss electricity market
is analyzed. The Swiss market has two unusual characteristics that make it particularly
suitable for the analysis: On the one hand, as a small market, it is strongly influenced
by large neighboring markets (Dehler-Holland et al., 2016) and, on the other hand, it
possesses mainly complementary and opportunity cost-based generation technologies,
i.e., a significant share of hydro storage capacities (Bundesamt fiir Energie, 2018a). As the
opportunity costs are often based on results from neighboring markets, the cross-border
influence is particularly strong.

C.3. The agent-based modeling approach

In this section, the methodology for analyzing the cross-border effects of different mar-
ket designs is presented. To this end, an agent-based simulation model with the focus
on Switzerland and adjacent countries has been developed further and applied (Sec-
tion [C.3.1HC.3.3). Section outlines the modeling of CRMs that are newly introduced
or have already been implemented in the considered market areas. In order to take into
account the specific characteristics of the Swiss electricity market, extensions had to be
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made in particular for hydropower plants, which are presented in Section in the
Appendix.

C.3.1. Overview

In order to model the regarded electricity markets, an agent-based simulation approach
is used and extended. The underlying model is based on Bublitz, Renz, et al. (2015),
Genoese et al. (2012), Keles, Bublitz, et al. (2016), and Ringler et al. (2017), but has been
significantly further developed in some respects. For example, hydropower modeling was
added (Section in the Appendix), several capacity remuneration mechanisms were
introduced, the investment module was newly developed (Section , or additional
market areas included, and much more. Moreover, such an analysis of cross-border effects
has never been considered based on the methodology described.

To analyze electricity markets in a dynamic environment, agent-based simulation has
already been applied widely (Guerci et al., 2010; Ventosa et al.,[2005; Weidlich and Veit,
2008) as it offers the possibility of integrating the individual market participants with a
high level of detail (Tesfatsion, 2003). The behavior of the agents can be best described with
the concept of bounded rationality (Simon, |1986), which states that all decisions are made
on the basis of the agents’ limited knowledge of the present and imperfect information
about the future. Therefore, the result of the model is not a long-term, optimal equilibrium
determined by a central decision-maker, but depends on the decisions of all agents, who
pursue individual strategies to reach their goals. Thereby, the market development under
consideration of the complex interactions can be investigated even in non-equilibrium
situations, and new insights can be gained (Epstein,|1999). For instance, this also means
that the demand may not be met by the supply capacity as agents can invest less than
the required capacity in the case of an expected negative net present value (NPV) of new
investments. Besides, it is also possible for power plant operators to submit strategic bids
above the variable costs![[]

In the applied agent-based bottom-up simulation model, individual agents are major
national and international actors representing the main generation companiesﬂ The model
integrates short-term dispatching of generation units with an hourly time resolution

1 The markup is calculated on the basis of scarcity in the market (ratio between residual demand and installed
conventional capacity). This means that the closer the ratio is to “one”, the higher the markup will be, as
the probability increases that a bid with a higher price will be accepted. However, the markup does not
always mean a price premium for strategic reasons, but also partly reflects the economic replacement risk
in the event of a power plant failure and a resulting non-delivery. The actual height is calculated using a
function of price markups depending on the ratio between residual demand and available capacity. This
polynomial function’s parameters are estimated based on historical electricity prices. Figures and
(in the Appendix) show the German and Swiss price duration curve for two exemplary years, which
support the requirement of the applied markups to generate peak prices, as they are observable in the
historical data.

The number of agents depends on the prevailing market structure, but is not limited to a cap. For example,
in each market area, there is one agent for aggregate demand and one agent for aggregate RES feed-in.
The owners of large-scale power plants are usually modeled individually, e.g., EDF in France. Smaller
companies and operators of small power plants, such as municipal utilities, or industrial companies whose
focus is not actually on electricity production, are grouped together. Thus, depending on the market area,
there are about five to ten agents per market area.
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Figure C.1.: Schematic overview of the agent-based simulation model. The different
modules such as day-ahead market, capacity market, and market coupling are
presented. Also, the main input data, i.e., load profiles, power plants, and net
transfer capacities (NTCs) are shown.

(Section|C.3.2) and long-term capacity planning with regard to conventional power plants
(Section|C.3.3). A schematic overview of the model is illustrated in Figure

C.3.2. Day-ahead market

In order to analyze, in particular, the interactions of the different market areas, each market
is implemented as an optional module and interconnected to its neighboring markets
via the available transmission capacities. In recent years in Europe, market coupling has
made steady progress and, in 2015, a flow-based approach was introduced (European
Power Exchange, 2016), replacing the ATC-based approach used before (European Energy
Exchange, [2011). As cross-border effects are strongly influenced by the way market
coupling is implemented, an algorithm was chosen that resembles the actual market design
and can be divided into the following steps:

First, in each area, agents are requested by a national market operator to submit bids
for the day-ahead market for each hour of the following day. The bids are based on the
variable costs of the generation capacity units but can also include a markup in scarcity
hours (Keles, Bublitz, et al., 2016). Additionally, costs for startup are considered in the bids.
However, direct ramping constraints are neglected in this study, as we rather focus on the
long-term system planning than on the operational optimization. Furthermore, an hourly
time resolution is chosen in this study, here ramping constraints are not as relevant as,
for example, in a quarter-hourly resolution. Second, all national bids are submitted to a
central operator that applies a welfare-maximizing market clearing algorithm subject to
the available interconnection capacity as well as the balance of supply and demand in
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Figure C.2.: As sufficient transmission capacity (Qgx < transmission capacity) between
the two interconnected markets is available, prices converge to Pﬁ% and the
total economic welfare increases. However, this does not imply that each
market participant is better off. For example, consumers in market A have to
pay a higher price than they would pay without market coupling.

each market areaE| As shown in Figures and the algorithm leads to a convergence
of market prices and, in the case of sufficiently large transmission capacities, to identical
prices.

C.3.3. Generation capacity expansion

The model contains an investment planning module for generation capacity expansion,
which is executed once a year within the chosen time horizon. The transmission capacity
expansion is exogenous input to the model. Thereby, different investment options of
flexible power plants are compared according to a certain economic criterion, e.g., the net
present value. Potential revenues for power plants can be generated from selling electricity
in energy spot markets as well as from participating in different CRMs (e.g., central capacity
market, SR) depending on the respective market area configuration. Investment agents in
all market areas evaluate different power plant options. Data and assumptions on which
the prediction is based are future electricity demand, RES feed-in, and NTCs as well as fuel
and carbon emission price developments in the following years (which are all exogenously
given, see Section . Based on these data, a price forecast is firstly made for future
prices in the respective market areas. Each agent a from all market areas calculates the
NPV for each available investment option j according to Equation

% Tor further details, for example, the mathematical formulation of the market clearing problem, please
refer to Ringler et al. (2017).
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Figure C.3.: As there is lower-cost generation capacity available in Market A, Market B
imports electricity in the amount of the exchange quantity Qgy. Thereby, a
smaller part of its local demand Dl%[C has to be covered by its own supply
SB and the price in market B decreases. In market A, the situation is exactly
the opposite. Generation capacities from market A serve an overall higher
demand Dﬁc, thus more expensive capacities are required, and the price in
market A rises. However, as only insufficient transmission capacity (Qgx =
transmission capacity) is available, no uniform price is reached, but a price
difference of AP remains.
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Calculation of the NPV (per MWﬂ is based on the investment payment I,, the economic
lifetime n, interest rate i, fixed costs cﬁx, price forecast pP™8, and variable costs ¢V?".

Investment options are predetermined exogenously (see input data in Table C.1). The
options represent different flexible power plant types, such as gas turbines. They include
all economic (e.g., investment I or investment horizon n) and technological parameters
(e.g., efficiency, net capacity) that vary over the simulation period. In addition, future
technological developments such as carbon capture systems are considered in various
investment options.

The price forecast for the calculations works analogously to the determination of the
spot market price by applying a welfare-maximizing market coupling. However, the

* The NPV is calculated per MW in order to avoid distortions in investment decisions with regard to the
different sizes of power plant options.
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input dataﬂ is simplified in contrast to the day-ahead market coupling calculation. The
variable costs ¢ for each hour h of the year t are deducted from pP™®8. As a power
plant only produces if at least the variable costs are covered, all negative cash flows are
excluded (neglecting must-run conditions, start-up costs, strategic bidding, and minimum
downtimes). For calculation of the variable costs, fuel prices, and carbon certificate prices
are assumed to be the same in all market areas. In contrast to the day-ahead market
simulation, for the price forecasting in the investment module, the agents are modeled
as price takers, as it is very difficult to estimate future scarcity situations that open the
chance for strategic bidding. Therefore, in the investment planning module, we equally
distribute historically determined markups to the forecasted prices, instead of generating
them by the behavior of the agents.

A list with the NPV values of all power plant options is created for all agents A from all
market areas. From this, the option j* is selected which reaches the highest positive NPV*
(per MW) (according to Equation of all agents.

J© = maxNPV;, ,Vj : NPV;>0na€ A (C.2)

Each investment increases the totally installed capacity and thus influences prices.
Consequently, no investor would make an investment with an initial positive NPV, if
it affects prices to such an extent that the own new investment becomes unprofitable.
Therefore, a new price forecast is calculated after each investment decision for option j*.
Subsequently, j* is revaluated with the new price forecast. If the NPV* of j* is still positive,
the agent invests in option j*. If the NPV™ of j* is not positive, a new price forecast is
calculated with the option with the second highest NPV, and so on, until an investment is
made. If no investment with a positive NPV is available, the algorithm terminates, and no
further investments are made in the simulation year. The investment process is repeated
for each year of the model horizon.

If a power plant does not operate profitably for four straight years and has a negative
outlook for the following year, an economic retirement is carried out endogenously in the
model (Keles, Bublitz, et al.,2016).

As noted above, investment decisions as well as the bids to the day-ahead market
include agent-individual decisions. In the case of the investment decisions, the agents
make their individual price projections for future wholesale electricity prices based on
their knowledge about the future merit order. The agents’ individual price projections
vary according to their knowledge of new investments, which depends on their stochastic
order within the investment procedure. The agents’ price projections can also deviate
from the market prices that are determined in the market simulation. As a consequence,
the investment decisions can be non-profitable in an ex-post analysis with market prices.
This is a main difference to perfect foresight models where it is assumed that market
players always have full information and make only profitable investments. The impact

5 Data and assumptions on which the prediction is based are future electricity demand, RES feed-in, and
NTCs (according to European Network of Transmission System Operators for Electricity, 2018a) as well
as fuel and carbon emission price developments in the following years (which are all exogenously given,
see Section [C.4.1). Based on the data for future years, a price forecast is made for prices in the respective
market areas.
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of individual decisions on the results are under- or overinvestments in specific years and
market areas. This is an essential benefit for the analysis of generation adequacy.

In the day-ahead market simulation, the agents calculate price markups for their strategic
bids in times of capacity scarcity (see Section [C.3.1). Depending on the height of the total
price bid, the power plant of an agent can be pushed out of the market, which is again a
difference to perfect-foresight models where decisions are always perfect. The impact on
the results of the market simulation consists in electricity prices that can be far beyond
the marginal costs of the most expensive power plant in the market. Additionally, missing
investments and scarce capacities in the results are outcomes of this bounded rationality
of the agents.

C.3.4. Modeling capacity remuneration mechanisms

In recent years, some countries have introduced CRMs, thus making it necessary to extend
the agent-based simulation model (called PowerACE) with this feature. PowerACE is able
to consider SR and other types of CRMs (Bublitz, Renz, et al., 2015; Keles, Bublitz, et al.,
2016; Ringler et al., 2017).

For this analysis, only the SR for Belgium and Germany as well as a decentralized capacity
market for France and a central capacity market for Italy are applied (see Figure[C.4). The
payments of the modeled mechanisms are also taken into account for the NPV calculation

described in Section[C.3.3

Strategic reserve

Every year, the national transmission system operators in Belgium and Germany organize
an auction to procure the necessary capacity for the SR. In order to participate, a generation
unit must be available within a certain time, i.e., after a cold start time of less than ten hours.
The selection of the generation capacity is determined by the submitted capacity price
without considering electricity generation costs. Generators offer their capacities based
on their respective annual fixed and opportunity costs. The opportunity costs correspond
to the expected lost profits from the other markets, as contracted entities are prohibited
from participating in other markets. This restriction remains in effect even after expiry
of the contract term, and hence obeys the no-way-back rule. Once a power plant is part
of the SR, its operational control is carried out by the transmission system operator. The
reserve is used only in extreme situations when no balance between supply and demand
can be achieved. In this case, the operator offers the reserve in the day-ahead market at the
maximum allowed price. The generation units are activated in the order of their variable
costs: First, the unit with the lowest variable costs is dispatched, then the more expensive
ones. The owner receives a compensation for the costs additionally incurred during the
operation time (e.g., fuel and carbon costs). For further details regarding implementation
of the SR, please refer to Bublitz, Renz, et al. (2015).
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4

Figure C.4.: In the model, the following countries are included with the already imple-
mented and planned CRMs: central buyer (Italy), decentralized obligation
(France), strategic reserve (Belgium, Germany), and no mechanism (Austria,
Luxembourg, Switzerland, The Netherlands).
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Capacity markets

France The implementation of the French capacity market (Réseau de Transport d’Elec-
tricité, 2017), which has been particularly developed for this investigation, is described in
detail in Zimmermann et al. (2017) or Kraft (2017). Firstly, the reference capacity demand
(based on the future annual peak demand) including an exogenously defined security
factor is calculated. Depending on the reference capacity, the capacity obligations of the
obligated parties (i.e., supply companies and large consumers) are specified depending
on their shares in the total peak demand, so that each obligated party has to cover the
amount of its own demand.

Secondly, the supply price of the generation capacities is determined in accordance with
the expected incomes on the electricity market for each generation unit based on the annual
difference costs. Difference costs are defined as the gap between the yearly income on
the energy market and the required income to break even a generation unit’s profitability.
Finally, annual payments are derived in accordance with the capacity obligations and the
difference costs of the supply units.

Italy The central capacity market with capacity options, applied, e.g., in Italy, is based
on the Forward Capacity Market, which is currently implemented in the market area of
the US system operator ISO New England Inc. (2014), and is adjusted to the Italian market
area, which is outlined in Keles, Bublitz, et al. (2016). In the model, with a lead time of
four years, the regulator agent determines the conventional capacity requirement which
is calculated based on the forecasted peak load in the respective year of execution minus
the contribution of RES to the generation adequacy (on the basis of predefined capacity
credits). The regulator, as the central agent, buys the whole capacity for the market area
in the model including all reserve margins based on a certain demand curve (Cramton and
Stoft,[2005). Afterwards, the generation units receive this payment.

C.3.5. Output

One of the main outputs of the model presented in this article are the hourly spot electricity
prices for each market area. These electricity prices reflect both the national situation
(e.g., market design, demand, and generation mix) and developments in interconnected
markets (e.g., welfare effects, cross-border flows). Therefore, determining the profitability
of existing and new generation units is also a result of this study.

Given the possibility of varying model parameters (e.g., with certain CRM activated)
and input data (e.g., fuel and carbon prices varied), the agent-based simulation model
PowerACE is suitable for analyzing a range of different scenarios. Several investigations
have been conducted by the authors in the past (e.g., Keles, Renz, et al.,[2016) using the
PowerACE modeling approach.

In order to analyze cross-border effects, the PowerACE model has been improved with
regard to the methodology and the spatial resolution. The main methodological extensions
are inter alia the implementation of the French capacity market as well as the hydropower
dispatch module (Section|C.7.Alin the Appendix), in particular for Austria and Switzerland.
Furthermore, the long-term price forecast, which is used in particular in the investment
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planning module, as well as the investment planning module itself have been improved
regarding the consideration of market coupling effects. Geographical extensions include
the market areas of Switzerland, Italy, and Austria, whereas, before the extension, the
model was limited to the Central Western European (CWE) market area. (see Keles, Bublitz,
et al.,2016; Ringler et al.,[2017)

C.4. Case study: Switzerland

C.4.1. Input data

In this section, a scenario framework will be defined in accordance with the modeling
approach (Section [C.3). Assumptions are made for the development of electricity demand,
fuel and carbon certificate prices, and the costs of generation technologies.

This requires the selection and processing of large amounts of data (Table to be used
in the scenario runs (Table[C.2). The EU Reference Scenario (Europdische Kommission,
2016) was used to derive fuel and carbon prices. All of the flexible fossil power plants in
the modeled areas are based on the S&P Global (2016) power plant database. Regarding the
market coupling, the trading capacities between the market areas are derived from Rippel et
al. (2018) and European Network of Transmission System Operators for Electricity (2018a).
Investments in new flexible power plants as well as assumptions of fixed and additional
variable costs (in addition to the costs of fuel and carbon certificates) for the power plants
are based on Schroder, Kunz, et al. (2013). Due to the high resolution of the model, hourly
RES feed-in and electricity demand profiles are used as exogenously given initial data taken
from European Network of Transmission System Operators for Electricity (2018b) and
Swissgrid (2015). The increase in RES capacity is therefore not modeled endogenously, but
given as an annually increasing time-series. The yearly development of the demand and
RES capacities is derived from the Européische Kommission (2016) for EU countries and
from Prognos AG (2012) (Scenario C&E) for Switzerland. All profiles are scaled according
to the underlying development in the modeled years. Hydropower plants play a crucial
role in the Swiss electricity market. The aggregated capacities of hydro river, seasonal
hydro storage, and pumped storage power plants, adopted from the Bundesamt fiir Energie
(2018d), remained constant at 16.6 GW in total.

In order to examine the effects of the CRMs in detail, various scenarios and sensitivities
are calculated (four are shown in this paper) using the agent-based model for a time
horizon from 2015 to 2050 to evaluate the individual market designs for the simulated
market areas. These are shown in Table

C.4.2. Price development

The EOM scenario is characterized by the fact that only EOMs are implemented in all of the
modeled markets. This means that all income from flexible power plants is generated by
the sale of electrical energy on the wholesale electricity market. The CRM Policies scenario
describes the currently implemented and decided market designs in the modeled market
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Table C.1.: Overview of the main data used in all scenarios.

Input data type  Resolution Switzerland Other countries

Conventional Plant/unit level =~ Based on S&P Global (2016), completed by

power plants own assumptions

Fuel and carbon  Yearly Europaische Kommission (2016)
prices

Investment Yearly Schroéder, Kunz, et al. (2013)
options

European Network of Transmission

Transmission Yearly System Operators for Electricity

: (20184),

capacity Rippel et al. (2018)

Electricity Hourly Prognos AG (2012) Européische

demand and RES  aggregated per  (Scenario C&E), Kommission (2016),

feed-in market area European Network of European Network of
Transmission System  Transmission System
Operators for Operators for
Electricity (2018b), Electricity (2018b)
Swissgrid (2015)

areas/countries. It is a close-to-reality representation of the circumstances prevailing at
the time of this investigation.

C.4.2.1. Price validation

To verify the results, a short validation based on historical prices is carried out in advance.
Table shows the comparison of real electricity wholesale prices, of the years 2015 and
2016 (European Power Exchange, 2019), and the prices that have been calculated in the
PowerACE simulation. In some cases, there are larger deviations. Section in the
Appendix contains the curves of the sorted prices. Concerning the German price deviation,
it has to be mentioned that several market areas around Germany (e.g., Denmark, Poland)
have not yet explicitly been modeled in PowerACE. Although the exchange flows with
these markets are considered via static exchange, only the hourly volume effects, but
not price effects of these flows are taken into account. Calculations with all neighboring
market areas of Germany in PowerACE show that the mean value of deviations was below
2 EUR/MWh for Germany and Austria in the years 2015 and 2016. Furthermore, the carbon
certificate prices in this study are derived from the EU Reference Scenario (Europaische
Kommission, |2016), but in reality, the carbon certificate prices were lower in these years,
which also explains some of the higher electricity prices in the simulation. The error
between simulated and historical series is quite small for the Swiss and French electricity
prices. In general, the price validation delivers sufficiently good results except for Italy.
The main reason for the deviation in Italy is that there is no internal splitting of Italy into
different price zones in the model as it is the case in reality. Therefore, no domestic grid
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Table C.2.: Market designs applied to the different scenarios for each country. Whereas
CRM Policies represents a scenario with currently implemented policies, the
counterfactual EOM scenario, DE Strategic reserve sensitivity (sensitivity
with a strategic reserve of only 2 GW in Germany (DE)) and the dry-year
sensitivity (with an assumed dry year in Switzerland in 2035) are used to
analyze the effects of CRMs.

EOM = Energy-only market, SR = Strategic reserve, DCM = Decentralized capacity
market, CB = Central buyer.

CRM Policies EOM DE Strategic reserve Dry-year
sensitivity sensitivity
Austria EOM EOM EOM EOM
Belgium SR EOM SR SR
France DCM EOM DCM DCM
Germany SR (5GW) EOM SR (2GW) SR (5GW)
Italy CB EOM CB CB
Netherlands EOM EOM EOM EOM
Switzerland EOM EOM EOM EOM

restrictions in Italy are taken into account that would shorten the market in the different
zones and lead to higher prices in the model. Higher prices in the different zones in Italy
lead to a higher average than in the case of considering Italy as a unique market zone.

Table C.3.: Price validation of the PowerACE model: Comparing day-ahead wholesale
historical and simulated yearly arithmetic average prices. Simulated prices
are similar in both scenarios for 2015 and 2016 and are stated in EUR/MWh.
Source: European Power Exchange (2019)

[EUR/MWHh] 2015 2016
hist. sim. hist. sim.
Switzerland 40.30 43.41 37.88 38.29
Germany/Austria 31.63 43.51 28.98 38.48
France 38.48 39.07 36.75 34.17
Italy-North* 52.71 42.64 42.67 38.01

" The national demand-weighted average price (PUN—Prezzo Unico Nazionale, Italian for
national unit price) in Italy was 52.31 EUR/MWh in 2015 and 42.78 EUR/MWh in 2016.

C.4.2.2. Wholesale pricesin the scenarios

Looking at the simulated wholesale prices in the EOM (Figure and in the CRM Policies
scenario (Figure|C.6), it is immediately visible that the prices in France are clearly below
the prices for all other market areas until approximately 2035. The reason for this is
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Figure C.5.: The simulated yearly arithmetic average wholesale prices in the EOM sce-
nario show a strong increase. With the decommissioning of nuclear power
plants, French prices rise to a similar level as in other market areas. Statistics
on prices for all scenarios can be found in Section in the Appendix.

the high proportion of nuclear power plants in France, which are not affected by rising
carbon certificate prices and set the prices at a lower level in France due to their low
marginal costs. Due to the limited trading capacities between the countries, the other
market areas can only partly profit from these low prices. Moreover, the price-increasing
effects of exchange trades with Spain and Great Britain (which are connected to the French
grid and tend to have a higher price level) are missing in the model due to the chosen
system boundaries. This leads to large deviations between the French prices and the other
market prices until trading capacities between the modeled countries are substantially
increased. In addition, few new nuclear power plants are built in France during the time
horizon of the analysis (only towards the end of the simulation period), but rather gas-fired
power plants, which in terms of prices align with the other market areas. This can be
observed in both scenarios. Therefore, from 2035 onwards, prices in the EOM scenario rise
significantly due to scarcity prices within several hours caused by less installed capacity
and increasing carbon certificate prices. The average prices in the model in the years
2041 and 2043 are thus over 120 EUR/MWh in the EOM scenario. In the following years,
however, the average price is observed to fall again, because these prices again incentivize
new investments.

In all modeled market areas, prices develop in a similar way. Only Italy has average
prices slightly below the other areas considered from 2035 onwards. These differences
are due to the still limited exchange capacities to neighboring countries together with
high RES production in Italy, so that it is no longer possible to export more electricity
in the corresponding hours. E.g., in the year 2043, Italy on the average generates 39 GW
from RES in the hours with fully used export capacities. This RES production lowers the
average wholesale price. From 2035, the picture is similar for the CRM Policies scenario as
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Figure C.6.: The simulated yearly arithmetic average wholesale prices in the CRM Policies
scenario also show a strong increase, although the overall level is lower than
in the EOM scenario. Statistics on prices for all scenarios can be found in

Section in the Appendix.

in the EOM scenario, with the difference that the average prices are significantly lower.
At the beginning (until 2023), the absolute deviations of the wholesale market prices of
the different scenarios are only caused by the introduction of the SR in Germany because
the power plants will be taken out of the market. Until 2035, the prices in both scenarios
are almost the same, the EOM average prices are even slightly below the average prices of
the CRM Policies scenarios. From 2035 onwards, however, prices deviate significantly due
to the occurrence of scarcity caused by an insufficient supply in various market areas in
the EOM scenario (Figure [C.7). The prices remain lower (see Figure due to sufficient
capacities in the CRM Policies scenario.

For Switzerland, this deviation of the average prices is shown in Figure The
maximum difference between the yearly average prices in the EOM scenario and the CRM
Policies scenario is more than 27 EUR/MWh in some years after 2035. This high price
difference is, of course, due to the higher flexible capacities in France and Italy, which
are available at any time. The neighboring countries also profit from the high installed
capacity that is signaled by fewer hours in which the market cannot be cleared (Table [C.¢).

C.4.2.3. Producer and consumer surpluses

Regarding the prices and the capacity development, the picture is ambiguous for Switzer-
land. On the one hand, less will be invested in the CRM Policies scenario, prices are lower
than in the EOM scenario (see Section|C.4.3), and Swiss hydropower offers enough capacity
at all hours to ensure that the wholesale market can always be cleared (see Section|C.4.4).
However, on the other hand, compared to the neighboring countries, the EOM scenario
does not have many hours in which the market does not provide sufficient supply, but at
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Figure C.7.: In the long term, the simulated yearly arithmetic average wholesale prices
for the CRM Policies scenario are lower than in the EOM scenario as Swiss
consumers benefit from increased abroad generation capacities. Statistics on
prices for all scenarios can be found in Section in the Appendix.

significantly higher prices. However, CRMs also cause costs (and could lead to inefficient
investments), but this is not relevant to Switzerland because these costs for CRMs are
normally allocated within the CRM implementing countries.

As the electricity demand is inelastic in our model runs, the consumer surplus is difficult
to determine. It mainly depends on the willingness to pay of individual consumers, which
is represented by the value of lost load (VoLL). The VoLL estimates a range from a few
1000 EUR/MWh to several 100 000 EUR/MWh (Schroder and Kuckshinrichs, 2015). If we
apply a VoLL of 15000 EUR/MWHh, the differences in the consumer surplus in Switzerland
are not very revealing between the scenarios, as they differ only to a very small percentage.
This is mainly due to the large difference between the VoLL and the electricity prices in
both scenarios. Therefore, we analyze only the deltas of consumer surpluses between the
scenarios that are not anymore dependent on the absolute level of the VoLL. It can then
be noted that in most of the analyzed years, the consumer surplus is higher in the CRM
Policies scenario compared to the EOM scenario (see Table . For Switzerland, the CRM
Policies of the neighboring countries generate an additional consumer surplus of about 4
billion EUR in total in the analyzed yearsﬂ It is worth mentioning that we do not need to
consider any expenses within the calculation of the consumer rent, as Swiss consumers do
not have to pay for CRM mechanisms because these are found only in the neighboring
countries. Switzerland remains in the EOM design also in the CRM Policies scenario.

In contrast, the producer surplus slightly decreases for domestic production in the CRM
Policies scenario compared to the EOM scenario, as wholesale electricity prices are lower

¢ Because of the data intensity, we can calculate the consumer and producer surpluses for every five years.

228



C.4. Case study: Switzerland

Table C.4.: Differences in producer and consumer surpluses (in billion Euro) of the
CRM Policies scenario minus the EOM scenario in the years mentioned for
Switzerland. In addition, the arithmetic average wholesale prices are given.

Arithmetic average Surplus differences
price for the scenarios CRM Policies - EOM
[EUR/MWh] [EUR bn]
CRM A Producer A Consumer
. EOM
Policies surplus surplus
2020 60.32 53.41 -0.46 -0.57
2025 67.27 66.46 -1.08 -0.05
2030 77.26 76.69 1.01 -0.03
2035 88.98 88.66 1.08 -0.01
2040 97.67 120.55 -0.56 1.74
2045 101.98 116.68 -0.02 1.11
2050 104.79 123.07 -0.33 1.34
Sum -0.37 3.54

in most of the simulated years in the CRM scenario[] However, there are also a few years
in which the EOM scenario provides lower producer rent, especially when low annual
average prices occur after a large investment cycle and wholesale prices drop after the
market entrance of these investments.

C.4.3. Generation capacities
C.4.3.1. EOM scenario

In the EOM scenario, the total installed conventional capacity across all countries decreases,
with the exception of Austria. This can be explained by overcapacities, especially in
Germany, and by better counterbalancing effects across the various market areas. For
instance, market coupling and expansion of trading capacities allow larger volumes of
energy exchanges across countries. However, compared to 2025, there is a short-term
increase in capacity in 2030 and 2035 in the EOM scenario model runs (Figure[C.8). This
can essentially be explained by the closure of large nuclear capacities in France, so that
with a (purely hypothetical) assumption of the maximum operating life of nuclear power
plants being 50 years, starting in 2027, their total capacity shrinks from over 60 GW to
less than 10 GW within 15 years (excluding new investmentsﬂ (Zimmermann et al., [2017).
This leads to raised prices in the forecast module in consecutive years and in some cases

The calculation of the producer surplus is done with an hourly resolution and we subtract the variable costs
of each power plant that operates in the specific hour. The variable cost of volatile RES and hydropower
is assumed as 0 EUR/MWh.

All investment decisions are made taking into account the already planned investments and political
framework known at the time this study was prepared, in particular with regard to nuclear and coal-fired
power plant phase-outs.
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Table C.5.: Investments in Switzerland in new flexible power plants in the different
scenarios in [MW].

(MW] Gas Combined-Cycle Open Cycle Gas Turbine

Year EOM CRM Policies EOM CRM Policies
2020-2024 - - - 800
2025-2029 1200 - - -
2030-2034 800 1200 - -
2035-2039 400 - - -

to anticipated investments in new power plants. However, after 2035, the capacity falls
back below the level of before 2030 both in France and in all countries considered. After
2035, the reason of the reduction of the installed conventional capacities is the growth of
RES in all countries.

However, Austria is an exception, because of the newly introduced market splitting
between Austria and Germany (since October 2018) and the merely static exchange with
the Czech Republic, Hungary, and Slovenia without price effects. The latter issue could
distort prices to such an extent that investments in Austria appear profitable in the model
because of high price forecasts due to low installed capacity. For better illustration,
Figure shows the conventional capacity development without RES while Figure
(in the Appendix) depicts capacity development with dedicated RES development.

Figure shows the capacity development in Switzerland, including all RES capacities,
broken down by the respective generation technologies. While the nuclear power plants
will be completely phased out by 2035 due to the assumed maximum lifetime of 50 years,
the capacity will be replaced by new investments in combined-cycle gas turbines (CCGTs)
(Table up to a total capacity of 2.4 GW. However, this may change if the nuclear
power plants are operated for a longer period of time.

The increase in installed RES capacity in Switzerland is mainly caused by the increase
in solar power plants, due to the input data. The installed wind capacity increases from
367 MW in 2020 to 2367 MW in 2050, and the solar capacity grows from 650 MW in 2020
to 13900 MW in 2050. As a result, the total generation capacity rises from over 21 GW in
2020 to over 36 GW in 2050 in the EOM scenario.

C.4.3.2. CRM Policies scenario

For the study of CRM market designs, availability factors of 6 % for wind and 1% for PV
were assumed at all hours. In particular in Italy, conventional power plants are considered
with a 90 % availability in the CRM, and for the capacity market auction, an additional
reserve of 3% of the peak load is implemented. For France, a security factor of 1.03 as
well as capacity credits for wind (20 %) and solar (5%) defined by Réseau de Transport
d’Electricité (2017) are applied for the first years. For Germany, the SR (‘Kapazitatsreserve’)
allocates 5 GW. In all market areas, DSM (interruptible load) capacities in the amount of
2% of the maximum peak load for a price of 700 EUR/MWh are assumed (e.g., Paulus and
Borggrefe, 2011).
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Figure C.8.: The main differences between the EOM and the CRM Policies scenario can
be seen in France and Italy. There, the introduction of capacity markets leads
to higher capacities from 2025 onwards and to a more constant conventional
capacity development than in the EOM scenario.
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Figure C.9.: Total installed capacity in the EOM and CRM Policies scenarios in Switzer-
land and its neighboring countries.
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Figure C.10.: Due to the complete decommissioning of nuclear power plants, the capac-
ities are being replaced by new investments in gas-fired combined-cycle
power plants and the expansion of renewable energies, especially photo-
voltaics.

In the CRM Policies scenario, all model results are generated considering already imple-
mented or proposed CRMs. Therefore, the introduction of the capacity markets in France
and Italy leads to significantly higher capacities and to a more constant conventional
capacity development in these countries compared to the EOM scenario (see Figure C.8).
In the scenario with CRMs, the increasing demand for flexible generation capacity is
driven by the peak demand plus potential security margins, e.g., defined by the regulatory
authority.

RES can have a mitigating effect on the rise of the conventional capacity demand
caused by the CRMs. However, due to the fluctuating behavior of RES, they may only
participate to a certain extent in the capacity market (or by reducing peak residual demand).
This also depends on the respective design or parameterization of the CRMs. However,
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Table C.6.: Cumulated hours with the use of DSM or no market clearing in the simulated
time horizon from 2020 to 2050 in the EOM scenario.

Unit Switzerland Germany France Italy Austria

EOM scenario

DSM usage [h] 846.00 988.00 982.00 725.00 834.00
No market clearing (h] 0.00 492.00 541.00 308.00 2.00
Expected load not served [MWh] 0.00 5337.00  5470.00 3992.00 1127.00
CRM Policies scenario

DSM usage [h] 14.00 165.00 0.00 0.00 88.00
No market clearing [h] 0.00 42.00 0.00 0.00 17.00
Expected load not served[MWh] 0.00 1936.00 0.00 0.00 1042.00

as a result of the capacity credits, the sum of the required and installed conventional
capacity corresponds to almost peak demand in the overall market area due to the CRM
configuration.

For illustration, Figure shows the capacity development in Switzerland and the
neighboring countries while Figure|C.9|(in the Appendix) depicts the development together
with the RES capacities. In Table the investments in new power plants are listed.
Investments are made only in gas-fired power plants (2 GW) in the CRM Policies scenario.
However, investments not only in CCGTs, but also in open-cycle gas turbines (OCGTs)
are part of the results. The OCGTs outperform CCGTs in terms of initial investments.
Therefore, the agents choose the OCGTs if the power plant is mainly built to provide
reserves or if it is dispatched only for a small number of hours in the spot market with
low average market prices. Figure shows the total development of Swiss capacities,
i.e., including RES. As a result, the total capacity will rise from over 21 GW (in 2020) to
almost 36 GW in 2050.

C.4.4. Generation adequacy

The generation adequacy is illustrated here in the form of hours and expected volumes
where the electricity spot market cannot be cleared normally. Table summarizes
and aggregates the number of hours in which the spot market in the PowerACE model
cannot generate a feasible market result with the usual generation capacities. Hence,
either immediately-switchable capacity is necessary for market clearing (DSM) or the
market cannot be cleared due to insufficient supply (“No market clearing, therefore price
is 3000 EUR/MWh (European Power Exchange, 2019)). However, this does not necessarily
indicate blackouts or brownouts, because there is, for instance, still the available control
reserve capacity. The availability of DSM potential is assumed to be 2 % of the peak demand
in all market areas. Table[C.6lindicates the accumulated number of hours with the use of
DSM or with no market clearing for both scenarios. Furthermore, the expected energy not
covered in the case of an unfeasible market result in the spot market is specified in the
same table.
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In Switzerland, the lower installed generation capacity in the CRM Policies scenario
does not increase the number of hours in which the market cannot be cleared or the hours
when DSM is needed to clear the market successfully. On the contrary, the number of
hours with DSM dispatch even falls due to higher flexible capacities in the neighboring
countries compared to the EOM scenario. In the EOM scenario, the market can be cleared
at all hours, which is due to the use of DSM and the high hydropower capacity. In the
CRM Policies scenario, only Austria and Germany have many hours in which the market
cannot be cleared. However, in Germany, the situation is not as tense, as the SR can still
be applied to resolve the situation after an unsuccessful market clearing.

Figure shows the flexible capacities in Switzerland in the two scenarios. Due to
the slightly lower market prices and the higher flexible capacities (stimulated by CRM)
in the neighboring countries France and Italy, the total installed capacity in Switzerland
is lower (by 400 MW from 2030) in the CRM Policies scenario. However, this does not
increase the number of hours, in which the market cannot be cleared, or the hours when
DSM is needed to successfully clear the market, as more capacities from the neighboring
market areas are available also for the Swiss market.

C.4.5. Sensitivity analysis
C.4.5.1. For the size of the strategic reserve in Germany

In order to consider other possible developments, an additional scenario is added and the
results are briefly presented in this chapter. In this scenario, which is referred to as the DE
Strategic reserve scenario, the SR in Germany is reduced to 2 GW instead of 5 GW, as the
current regulation allocates a maximum of 2 GW until 2025, however, 5 GW at most are
legally permissible.

In the scenario, there is hardly any difference in the development of prices (Figure
and capacities (Figure in Switzerland. It is necessary to compare the results of the
model simulations with 2 GW SR in Germany (DE strategic reserve sensitivity) with those
of the CRM Policies scenario, as no SR is used in the pure EOM scenario and the results
would be, therefore, identical.

With regard to the prices shown in Figure only marginal differences are identifiable.
In the years 2020 to 2022 in particular, a deviation in the prices can be discerned, as the SR
in Germany starts in 2020 and capacities are taken out of the market. Moreover, some years
later (around 2044), there will be further slight differences in annual average wholesale
prices. However, these will be lower than 2.5 EUR/MWh.

These minor differences in prices do not affect capacities and incentivize investments
in the scenario. This becomes clear in Figure At the beginning, compared to the
CRM Policies scenario’s higher capacity in Germany, this does not lower the capacity in
Switzerland, since rather old power plants are allocated to the SR, and old power plants
leave the market sooner.

In 2021, the increase in prices in the DE Strategic reserve sensitivity scenario is caused by
the fact that in the scenario with 5 GW SR (CRM Policies), investments are made promptly
due to the higher capacity taken out of the market and, thus, the market price falls. In the
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Figure C.11.: Development of the simulated yearly arithmetic average wholesale prices
in Switzerland for the CRM Policies scenario and with the reduced SR of
2 GW (DE Strategic reserve scenario), which is currently proposed until
2025. Statistics on prices for all scenarios can be found in Section [C.7.D|in

the Appendix.
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Figure C.12.: Capacity development in Switzerland in the DE Strategic reserve sensitivity
scenario and the CRM Policies scenario.
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DE Strategic reserve scenario, initially no investments are made, but therefore shortages
occur in the market and the prices rise.

Table C.7.: Cumulated hours when using DSM or no market clearing in the simulated
time horizon from 2020 to 2050 in the DE Strategic reserve sensitivity scenario
with a SR of 2 GW.

Unit Switzerland Germany France Italy Austria

DE Strategic reserve sensitivity scenario

DSM usage [h] 16.00 144.00 2.00 0.00 81.00
No market clearing [h] 0.00 29.00 0.00  0.00 16.00
Expected load not served[MWh] 0.00 1855.00 0.00 0.00 1097.00

Table [C.7] shows the number of hours in which DSM is used and the number of hours in
which the wholesale market cannot be cleared. According to these figures, no massive
differences to the CRM Policies scenario arise, either. Thus, the number of hours in which
Switzerland has to use DSM for market clearing increased by two to 16, and the hours
in France also increased by two, whereas the hours in Germany and Austria decreased.
The increase in France and Switzerland is due to scarcity in the neighboring countries
and therefore, more electricity had to be exported. The number of hours without market
clearing in Switzerland, France, and Italy remains zero. In Germany, the number drops to
29 (from 42 in the CRM Policies scenario). Due to the withdrawal of the 5 GW of SR, less
capacity is available in the market and more hours without market clearing occur. In the
case of 2GW SR, there will be fewer situations where the market cannot be cleared, as
there is more capacity left for the day-ahead market dispatch in Germany. However, we
assume the dispatch of the SR to be possible only if the day-ahead market has not been
cleared. This means that in the case 5 GW, there is a larger volume of capacity to resolve
the missing market clearing in the higher number of hours. In Austria, the number of
hours decline by one to 16. The decrease in the number of hours of DSM usage and no
market clearing in Germany and Austria is mainly due to the fact that more capacity will
be available in the years after 2020 and the market can therefore be cleared more often
without any support by DSM. The expected energy not served also declines slightly in
Germany but rises slightly in Austria. In summary, this sensitivity confirms the results of
the CRM Policies scenario.

C.4.5.2. Foradry yearin Switzerland

In order to check whether the results still hold in a dry year in Switzerland, the amount of
water from the stored hydro power plants was reduced by 25 % for 2035 (in contrast to the
CRM Policies scenario), which roughly corresponds to the driest year of the years from
1970 to 2018 (Schweizer Wasserwirtschaftsverband, [2019). The year 2035 was considered
because, up to this point, all investments are made in Switzerland, but the remaining
period is still long enough to react to this deviation with additional investments. Moreover,
this is in a period where the capacity in France decreases massively due to lifetime-related
decommissioning of nuclear power plants (Zimmermann et al., 2017).
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The results show that in the dry-year sensitivity scenario, there is almost no differ-
ence in the development of the Swiss prices (Figure and no differences in capacity
(Figure [C.14). The comparison is again carried out using the CRM Policies scenario. The
prices in the dry-year scenario are similar until 2034. In 2035, there is a price increase of
1.48 EUR/MWh due to the lower production volume of stored hydropower plants. After
2035, based on the different prices, a changed price forecast results for the day-ahead
market and, therefore, leads to different prices due to a slightly different dispatch order of
the power plants resulting from differently calculated start-up costs.

Regarding the installed flexible capacity, there is no difference in the development in
Switzerland between the dry-year and the CRM Policies scenarios, as shown in Figure

Table [C.8| shows the total number of hours in which DSM is used and the number of
hours in which the wholesale market cannot be cleared. Compared to the CRM Policies
scenario, no significant differences occur in the dry-year scenario. France and Italy, with
the implemented capacity markets, have zero hours with usage of DSM, or the market is
always cleared. The numbers for Switzerland remain the same in this sensitivity scenario
(compared to the CRM Policies scenario) with 14 hours of DSM usage. Only the results for
Germany and Austria slightly differ. The hours of DSM usage in Germany rise by two and
in Austria decrease by one. The hours without market clearing increase in both countries
(in Germany by three, in Austria by one). However, some amount of the expected load not
served shifts from Germany to Austria. Therefore, the expected load not served decreases
in Germany and increases in Austria due to, e.g., some investments shifted to other market
areas.

Table C.8.: Cumulated hours with the use of DSM or no market clearing in the simulated
time horizon from 2020 to 2050 in the dry-year sensitivity scenario with a
reduced stored hydropower production in Switzerland in the year 2035.

Unit Switzerland Germany France Italy Austria

Dry-year sensitivity scenario

DSM usage [h] 14.00 167.00 0.00 0.00 87.00
No market clearing [h] 0.00 45.00 0.00 0.00 18.00
Expected load not served [MWh] 0.00 1868.00 0.00 0.00 1065.00

In summary, this scenario—and therefore both sensitivities—confirms the results of the
CRM Policies scenario.

C.5. Critical reflection

The scenario analyses presented in this paper are carried out formulating own assumptions
or using best-available studies for the uncertain input parameters, such as the develop-
ment of the electricity demand, prices for carbon certificates, and fuel prices for gas or
coal. No market data are accessible for a time horizon up to 2050. This is why the EU
Reference Scenario (Européische Kommission, 2016) is employed as an input source for the
investigation. However, this input data are only available in steps of five years, hence the
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Figure C.13.: Development of the simulated arithmetic yearly average wholesale prices
in Switzerland for the CRM Policies scenario and the dry-year sensitivity
scenario. Statistics on prices for all scenarios can be found in Section

in the Appendix.
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Figure C.14.: Capacity development in Switzerland in the dry-year sensitivity scenario

and the CRM Policies scenario.
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intermediate years had to be linearly interpolated. Data about technological developments
and trends in energy technologies (both conventional and RES) can be found only to a
limited extent.

Further simplifications have been made with regard to the electrical grid. The domestic
grid is not modeled, neither the transmission nor the distribution grid level, only the
interconnector capacities are considered by using NTC values. This means that no grid
congestions within a country, or other disturbances in the grid are taken into account, but
may play an important role in reality. However, as the study focuses on the balance between
supply capacity and demand at the market area scale, the inner-market area bottlenecks
play a minor role. In contrast, storage expansion, especially large-scale diffusion of battery
storage, can significantly improve generation adequacy but has not been considered in
this study. Our approach follows the study by Prognos AG (2012) for Switzerland, which
does not envisage any expansion of hydro storage facilities in Switzerland.

In Switzerland, dams are interconnected via multiple hydro power turbines to form
so-called cascades. However, these cascade structures are not modeled in detail due to a
high computing complexity. As the focus of this study is on generation adequacy and the
day-ahead electricity wholesale market (with an hourly resolution), some details have to
be neglected. With a minimum lead time of approx. 12 hours in the day-ahead market,
hydropower plants based on cascade structures can be dispatched according to the market
outcome and can provide full turbine capacity. Therefore, neglecting cascade effects does
not reduce the validity of our results. Besides, the model does not dispatch the entire
installed hydro storage capacity at any point in time, but rather a maximum percentage
of about 80 %. Hence, there is sufficient buffer capacity to properly account for cascade
effects.

Furthermore, some own assumptions had to be made in the CRM modules, as not all
market design details are available for all market areas. For instance, in the French capacity
market, the agent-based simulation model does not differentiate between the obligated
parties regarding different demand curve patterns, e.g., for sectors or consumers. Besides,
the participation of foreign power plants in CRMs is only considered by taking neighboring
capacity shares into account in the security margin parameter. Therefore, future research
should also focus on further design parameter variations and possible cross-border impacts
of alternative designs.

In this paper, strategic underinvestments are not explicitly modeled as they are applied
in game theoretic approaches. However, it is not likely that strategic underinvestment can
be pursued in market designs with a CRM, which is the main focus of our study. A well-
performing CRM will avoid any scarcity of capacity in the market making strategic behavior
in this manner unreasonable. Hence, we neglected this kind of strategic behavior in all
our scenarios and considered only underinvestment if agents have inaccurate projections
and expectations with regard to electricity prices.

C.6. Conclusions and policy implications

As generation adequacy is strongly dependent on investments in flexible generation
capacity, it is monitored continuously with great scrutiny by regulators. Cross-border
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effects can strongly influence investments in neighboring countries and thereby increase
or decrease the level of domestic generation adequacy. Thus, it is essential to assess and
anticipate these effects.

In this paper, changes in the market design of neighboring countries and, in particular,
their effects on a small market area (asymmetric market constellation) are investigated
taking the Swiss electricity market as an illustrative example. Switzerland is largely
influenced by surrounding electricity markets and needs to analyze political decisions
regarding market design changes and to react to developments in the neighboring countries.
The extent of this influence is studied with the help of an agent-based simulation model that
is applied to two different scenarios describing possible developments with a time horizon
until 2050. The long-term time horizon allows to analyze the generation adequacy not only
for the current energy system with a comparably low share of intermittent renewables
but also for a time period with very large shares of intermittent sources in the energy
system that may not be available when they are needed at peak demand hours. However,
the results and subsequent conclusions can be generalized for countries that have large
neighboring countries with highly interconnected electricity markets and are not limited
to Switzerland as a neighbor.

In addition, Switzerland is very interesting with regard to storage because the relevant
facilities have been used intensively in its market area for decades and, therefore, may
serve as a good example of applying storage and flexible loads in other markets. Supported
by falling battery prices, more investments will be made in battery storage systems in
other electricity markets. Hence, our conclusions with regard to cross-border effects and
generation adequacy derived from the results can be transferred to other market areas that
will install large-scale storage in the upcoming decades. In addition, we have calculated a
further sensitivity with a dry year, in which the availability of seasonal storage is reduced
by almost 25 %. Our conclusions are still valid even under difficult conditions, which
is beneficial for a generalization of the results. The first scenario assumes energy-only
markets (EOMs) in all countries regarded, whereas the second one considers implemented
capacity remuneration mechanisms (CRMs) in the neighboring countries but not in the
Swiss market.

In general, the model results indicate a strong price increase in the Central Western
European electricity markets, which is mainly due to rising carbon certificate prices and
increasing demand. However, the wholesale prices in the CRM Policies scenario are about
27 EUR/MWHh lower in the long term (compared to the EOM scenario). This is caused by
the introduction of national CRMs with high targets for domestic generation adequacy,
which led to overall higher installed capacities in the entire coupled market area. In the
EOM scenario, by contrast, the capacities are scarce, resulting in price peaks.

Regarding the cross-border effects on the country without a CRM, in this case, Switzer-
land, it is found that higher capacities in the neighboring countries lead to reduced domestic
investments. In the CRM Policies scenario, the Swiss market can rely on higher imports
from the neighboring countries. Hence, Switzerland remains dependent on neighboring
countries, although it has a very limited influence on their market designs. However, it
was also found that sufficient capacity is available to serve the electricity demand in each
time step in both scenarios. The reasons for this are large interconnector capacities and the
high hydropower capacity in Switzerland. This means that although there is an influence
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on prices, generation adequacy in Switzerland is not adversely affected by market design
changes in neighboring countries.

Regarding the operational revenues of hydropower plants in the Swiss market, it can be
concluded that, as this mainly depends on the development of wholesale electricity prices,
the situation is more favorable in the EOM scenario than in the CRM Policies scenario.
The EOM scenario produces higher wholesale prices reaching an average annual price of
120 EUR/MWh in the long term. However, with low operating costs for hydropower and
increasing wholesale electricity prices, it is very likely that the hydropower plants can be
operated profitably independently from the CRM policies in the neighboring countries
in the future. For this reason and due to the fact that generation adequacy is ensured, a
change of the Swiss market design is currently not required in any of the investigated
scenarios due to changes in other markets.
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C.7. Appendix

C.7.A. Bidding strategies for hydro storage power plants

In Switzerland, hydropower accounts for the largest share of electricity generation (Bun-
desamt fiir Energie, 2018b). Analyses of the Swiss electricity market require an adequate
representation of hydropower plants in an electricity market model. Approximately
16.1 GW of the hydropower generation capacity (with a peak demand in 2017 of 10.9 GW
due to Bundesamt fiir Energie (2018c)) and a total storage capacity of 8.8 TWh (with
62.9 TWh total electricity consumption in 2017 due to Bundesamt fiir Energie (2018c), see
Figure are available. The hydropower generation capacity (including power plants
under construction) is divided into 4.6 GW of run-of-river, 3.1 GW of pumped storage
plants, and 8.3 GW of seasonal hydro storage plants (Bundesamt fiir Energie, 2018d).

Determination of a schedule that maximizes the revenue of seasonal hydropower stor-
ages is a complex problem for which different approaches of varying degrees of detail exist
(Hongling et al., 2008). In contrast to the operation of a thermal power plant that is based
on its variable costs, arising mainly from the use of fossil fuels and emission allowances,
the operation of storage power plants depends on opportunity costs, which have to be
determined first. As these costs depend on the future development of several uncertain
factors, such as weather-dependent inflows, but also on demand and fuel costs (Yakowitz,
1982), both a short-term (days to months) and a medium-term time (one to five years)
horizon must be considered (Steeger et al.,[2014).

Due to the high share of hydropower in Switzerland, it can be assumed that it does not
act as a mere price-taker, but actively influences market prices, which further complicates
the determination of an optimal schedule. The combination of the long-considered periods
of time, the multitude of influencing variables, as well as the fact that the optimal schedule
must be determined for every simulated day lead to the fact that an implementation would
exorbitantly increase the computing time of the model. Therefore, different approaches to
the hydropower technologies have been applied.

The run-of-river power plants were integrated into the model based on a static generation
profile (Bundesamt fiir Energie (2017) data from the year 2015) due to the regular values
for monthly generation and inflexible production over the years. Meanwhile, the pumped-
storage plants are modeled as described by (Fraunholz et al.,[2017) for an available storage
volume of 10% of the total volume (Bundesamt fiir Energie, 2018c). The pumped storage
power plants are modelled via a heuristic, which is based either on a forecast for load
(used in this study) or for the electricity price (in most cases load and prices are strongly
correlated). For 24 hours (one day), a preliminary operation for every single hour is
calculated on the basis of the forecast, only taking into account the turbine or pump
capacity, but neglecting the storage limitations. In the next step, the preliminary operation
is adjusted on the basis of the storage capacity and the natural water inflow. In the case of
a storage underflow, the turbine operation is reduced or the pumping capacity increased
and in the case of an overflow, this is done vice versa.

Due to its transparency, a linear regression approach (Equation is chosen in order
to model the seasonal hydropower in Switzerland. This custom heuristic, in which an
optimal use cannot be guaranteed, but which resembles the historical generation, takes
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into account the simulated developments and at the same time only marginally extends the
computing time. For this purpose, the hourly historical production time series of seasonal
hydro storage power plants from European Network of Transmission System Operators
for Electricity (2018b) for the years 2015 to 2017 are used for this regression.

The regression was applied for each season of the year t = s € S:

hydroGen, =0 + 3", (ﬂ}aidloadm’t + ﬁ,%ESRESm,t)

NE
+ Ym=CH B snetExchangecy ,,, ;

+ 212:31 Bihour; vt (C.3)
ey
+¢
with
Parameters
load,, ; :  Normalized physical load
RES,, ; :  Normalized renewable feed-in
netExchangecy ., :  Net electricity exchange between
Switzerland and market m
hour, :  Dummy for the hour of the day
day, :  Dummy for the type of day
(weekday or weekend)
% :  Storage volume in Switzerland
Sets
sCS :  Season of the year
m € {Austria(AT), Switzerland(CH),
Germany(DE), France(FR), Italy(IT)}  : Markets

The following influencing factors are examined with the assessment of the regression:
Demand, RES feed-in, weekday or weekend, exchange flows with neighboring market
areas, storage level and hour of the day.

Coefficients for these factors are individually estimated for each season. In order to take
account of changing generation volumes of RES (especially wind and PV) and possible
adjustment of demand, the parameters in the regression model are not estimated using
absolute values of RES feed-in or consumption but normalized values. This assumes that
the expansion of RES does not reduce the total operation of hydropower but could induce
a shift in the yearly profile. Therefore, we do not integrate the absolute values of RES
but the “relative” normalized ones into the regression. As conventional capacities also
leave the market, RES will mainly replace these leaving conventional capacities. Even if
RES capacities increase sharply or demand falls, with (assumed) constant seasonal storage
capacity, the total power generation of seasonal storage facilities remains at a similar level,
as due to our assumptions the available inflow and the storage volume do not change over
the simulation period. With marginal costs of almost 0 EUR/MWHh, there is no reason why
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Figure C.15.: Historical storage volume (green) and corresponding monthly generation
through water turbines (without pumped storage)
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Figure C.16.: Historical and fitted operation curves of the seasonal hydro storage power
plants.
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the available energy in the hydropower dams should not be used. Equation [C.3|describes
the regression model. Table documents the individual regression coefficients for each
season.

The developed regression model and its coefficients are integrated into the agent-based
model. Based on the regression model, the hourly operation of the seasonal hydropower
plants is calculated. In addition, the storage levels are tracked at any time and in the event
of overflow or underrun, the operation is adjusted accordingly. Taken from the model
results, Figure shows the hourly operation in winter simulated with the regression
model compared with the real operation. As the values of the regression can also become
less than the minimum production or even negative (< hydroGen,,;,) or exceed the possible
use (> hydroGen,,,,), two more limits are introduced (Equation [C.4).

hydroGen,,;,, < hydroGen; < hydroGen,,, (C.49)

In addition, further bids will be made to ensure that all the capacity required is available
when needed. These bids are offered at a high price in the market (above the most expensive
thermal power plant) so that they are only used in particularly scarce situations and at
the same time to ensure that annual generation does not become too high. In order to
compare the evolution of the simulated storage in 2016 with the historical storage level,
the following is visualized in Figure

10
Historical -+ Simulated

Storage level [TWh]

0
Jan Feb Mar Apr May Jun Jul Aug Sep Oct Nov Dec

Figure C.17.: Level of the stored water in storages of Switzerland historically and in the
simulation for the year 2016.

C.7.B. Additional figures

Figures and show the German and Swiss price duration curve for two exemplary
years illustrating the goodness of fit of model results (only the very high and the very low
prices are not very accurate).
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Figure C.18.: Exemplary ordered wholesale electricity market prices curve with the
historical prices of European Power Exchange (2019) and the simulated
prices for the market area of Switzerland in 2015.
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Figure C.19.: Exemplary ordered wholesale electricity market prices curve with the
historical prices of European Power Exchange (2019) and the simulated
prices for the market area of Germany in 2017.
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C.7.C. Regression results

Table C.10.: Results of the regression model.

Spring Summer Autumn Winter

Estimate p-Value Estimate p-Value Estimate p-Value Estimate p-Value

A0 —3055.30 0.00 —2590.32 0.00 —5492.26 0.00 —4413.64 0.00
pororase 0.09 0.2 0.00  0.81 020 0.00 0.14  0.00
L0ad —167.40 0.52 804.49 0.02 —1277.39 0.00  1214.66 0.00
Load 1790.62 0.00  1008.49 0.00  4910.04 0.00  3698.31 0.00
Load —50.24 0.87  1524.15 0.00 —911.18 0.00 —1883.26 0.00
pload 286.56 0.18  2646.13 0.00  3116.91 0.00  2425.81 0.00
pload 4499.44 0.00  1991.39 0.00  2291.99 0.00  2667.61 0.00
RS —116.84 0.00 —1021.53 0.00 —247.18 0.00 62.77 0.05
LS 404.13 0.00 97.66 0.09 112.59 0.03 —94.74 0.19
RES —-115.73 0.10 16.22 0.79  —359.64 0.00 —402.61 0.00
RS —647.59 0.00  1083.81 0.00 —348.66 0.00  —396.45 0.00
pEES 165.33 0.10 —1275.55 0.00 416.83 0.00 —636.80 0.02
pay —138.07 0.00 —168.58 0.00 —132.65 0.00 —32.66 0.40
Bl —-3.81 0.96 95.52 0.23 90.69 0.24 —48.47 0.58
B —34.62 0.64 70.11 0.39 145.66 0.06 —6.35 0.94
B3 —74.37 0.32 —65.74 0.43 57.47 0.46 —0.50 1.00
p —177.28 0.02  —360.92 0.00 —291.58 0.00 —152.46 0.09
I'd —229.52 0.01  —442.28 0.00  —502.69 0.00  —529.90 0.00
Be —7.06 0.94 168.08 0.12  —404.29 0.00 —617.49 0.00
B’ —10.04 0.92 496.31 0.00 —284.82 0.00  —488.87 0.00
B8 —226.43 0.03 301.86 0.01 —367.98 0.00 —442.42 0.00
B’ —545.62 0.00 —-19.01 0.88  —506.21 0.00 —433.35 0.00
B —679.40 0.00 —105.21 039  —466.28 0.00 —623.01 0.00
pH —744.33 0.00 —260.98 0.03  —500.32 0.00 —618.75 0.00
B —870.76 0.00 —432.90 0.00 —715.45 0.00 —783.78 0.00
B —898.47 0.00 —521.07 0.00 —791.37 0.00 —876.77 0.00
B —885.22 0.00 —646.32 0.00 —848.68 0.00 —711.47 0.00
B —821.78 0.00 —762.39 0.00 —862.33 0.00 —666.76 0.00
pe —669.07 0.00 —632.03 0.00 —992.57 0.00 —794.42 0.00
Bl —466.30 0.00 —137.89 0.18 —684.73 0.00 —607.35 0.00
B8 —31.46 0.73 398.74 0.00 —60.35 0.55 —382.03 0.00
B 201.34 0.02 416.56 0.00 —23.18 0.80  —303.17 0.00
B0 102.08 0.21 179.67 0.05 —370.24 0.00  —490.31 0.00
B —26.70 0.73 225.86 0.01  —338.67 0.00  —495.46 0.00
B ~10.79 0.89 —50.66 054 —243.20 0.00 —367.96 0.00
B —2.43 0.97 16.93 0.83 —98.09 020 —196.59 0.03
NE —0.32 0.0 —~0.11  0.00 —0.37 0.0 —-0.32  0.00
ﬁ% —0.52 0.00 —0.05 0.23 —0.70 0.00 —0.26 0.00
N —0.30 0.00 —0.14 0.00 —0.27 0.00 —0.44 0.00
Y —0.24 0.00 —0.09 0.00 —0.38 0.00 —0.28 0.00
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Table C.12.: Statistics on German wholesale electricity prices for the different scenarios and sensitivities.

Germany [EUR/MWh]

Arith- Demand- | Arith- Demand-
Year metic Median Variance weighted | metic = Median Variance weighted

average average | average average

CRM Policies | EOM
2020 65.27 50.72 26809.01 70.62 53.64 50.10 500.79 55.96
2025 68.05 60.91 477.63 70.23 67.12 59.45 447.03 69.24
2030 77.91 71.45 489.18 79.84 77.39 70.85 466.50 79.35
2035 89.23 84.10 598.47 91.24 88.85 81.50 644.97 90.92
2040 99.32 96.58  4151.57 101.94 120.75 96.78 63611.28 128.57
2045 103.93 95.82 3427.83 106.45 117.42 96.71 42141.75 123.30
2050 111.25 103.86  14293.12 115.06 124.54  104.37 53181.54 131.45
DE Strategic reserve Dry-year sensitivity

2020 55.50 50.72 2343.51 58.26 65.33 50.72 26852.12 70.68
2025 67.56 59.72 445.94 69.70 67.65 59.65 468.58 69.81
2030 78.02 71.85 484.95 79.94 78.21 71.85 499.56 80.17
2035 89.65 84.88 596.04 91.66 90.74 85.50 613.12 92.84
2040 97.75 94.88 1895.05 100.01 97.62 92.77 1903.21 99.92
2045 101.85 95.81 1240.32 103.98 101.85 95.43 1246.07 104.01
2050 109.72 105.15 7649.51 112.93 109.62 103.63 9682.28 113.06




LS¢

Table C.13.: Statistics on French wholesale electricity prices for the different scenarios and sensitivities.

France [EUR/MWHh]

Arith- Demand- | Arith- Demand-
Year metic Median Variance weighted | metic = Median Variance weighted

average average | average average

CRM Policies | EOM
2020 36.04 22.97 639.35 39.32 35.77 22.98 609.05 38.97
2025 45.00 25.89  1099.55 48.92 44.80 25.89  1077.73 48.66
2030 68.13 69.05 991.27 70.77 67.89 68.43 969.18 70.59
2035 88.47 82.06 579.54 90.72 88.34 81.13 647.07 90.79
2040 97.09 94.28 773.29 100.02 | 121.30 96.78 66440.39 136.17
2045  102.09 95.43  1257.92 105.22 | 119.12 96.45 47796.97 130.77
2050  103.44 10291  2501.04 107.11 125.98  103.40 62725.66 140.09
DE Strategic reserve Dry-year sensitivity

2020 36.07 22.97 635.26 39.34 36.26 22.93 659.99 39.60
2025 44.97 25.89  1082.92 48.86 45.06 25.85  1105.30 49.00
2030 68.37 69.51 997.53 71.02 68.52 69.47  1014.50 71.21
2035 89.04 84.56 591.71 91.35 90.04 84.88 608.24 92.36
2040 96.75 94.28 775.26 99.65 96.58 91.32 780.00 99.51
2045  100.81 95.43  1202.06 103.78 | 100.77 95.41  1208.45 103.76
2050  103.29  103.40  2639.76 107.01 102.46  102.62  2630.41 106.19
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Table C.14.: Statistics on Swiss wholesale electricity prices for the different scenarios and sensitivities.

Switzerland [EUR/MWh]

Arith- Demand- | Arith- Demand-
Year metic Median Variance weighted | metic = Median Variance weighted

average average | average average

CRM Policies | EOM
2020 60.32 50.73 15108.03 65.15 53.41 50.72 442.70 55.45
2025 67.27 60.41 487.05 69.24 66.46 59.45 475.92 68.41
2030 77.26 71.27 524.49 78.86 76.69 70.58 503.15 78.35
2035 88.98 83.46 579.05 90.78 88.66 81.35 643.30 90.60
2040 97.67 96.58 953.17 100.00 120.55 96.78 63629.59 131.94
2045 101.98 95.67 1392.61 104.41 116.68 96.45 42232.25 125.06
2050 104.79 103.40 2585.09 107.50 123.07 103.83  53331.72 132.85
DE Strategic reserve Dry-year sensitivity

2020 54.48 50.73 970.48 56.89 60.34 50.73 15108.34 65.18
2025 66.86 59.45 467.90 68.82 66.93 59.45 485.87 68.92
2030 77.40 71.84 523.64 78.99 77.59 71.57 537.10 79.21
2035 89.47 84.88 590.02 91.30 90.58 85.50 604.89 92.48
2040 97.13 94.63 860.77 99.37 97.00 92.49 866.35 99.25
2045 100.72 95.43 1280.77 102.97 100.70 95.42 1286.94 102.97
2050 105.23 104.85 2688.34 107.96 104.36 103.40 2669.01 107.09
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Table C.15.: Statistics on Italian wholesale electricity prices for the different scenarios and sensitivities.

Italy [EUR/MWh)]

Arith- Demand- | Arith- Demand-
Year metic Median Variance weighted | metic = Median Variance weighted

average average | average average

CRM Policies | EOM
2020 56.60 52.46 329.19 59.14 56.26 52.46 308.81 58.78
2025 67.63 61.56 468.47 70.32 66.92 60.06 457.73 69.60
2030 77.41 71.35 515.49 79.90 76.91 70.85 495.93 79.42
2035 88.74 82.97 572.89 91.12 88.25 81.35 568.79 90.65
2040 97.10 94.28 813.56 99.66 | 115.13 96.78 49298.74 123.55
2045 99.72 95.41  1555.10 102.48 | 114.02 95.81 41450.32 121.40
2050  102.66  103.11  2821.22 105.69 | 118.69  103.11 47949.82 126.68
DE Strategic reserve Dry-year sensitivity

2020 56.28 52.19 322.09 58.81 56.59 52.46 341.96 59.16
2025 67.30 61.26 452.48 69.96 67.37 61.18 471.01 70.06
2030 77.60 71.89 516.64 80.08 77.77 71.85 530.25 80.30
2035 89.28 84.88 585.49 91.67 90.35 85.50 601.14 92.91
2040 96.78 94.28 807.27 99.30 96.65 91.76 812.94 99.19
2045 98.91 95.41  1479.60 101.56 98.96 95.20  1486.41 101.66
2050  103.22  103.40  2893.31 106.27 | 102.64  103.12  2903.55 105.76
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Table C.16.: Statistics on Austrian wholesale electricity prices for the different scenarios and sensitivities.

Austria [EUR/MWh]

Arith- Demand- | Arith- Demand-
Year metic Median Variance weighted | metic = Median Variance weighted

average average | average average

CRM Policies | EOM
2020 65.44 50.73 26804.73 71.35 53.81 50.72 500.61 56.34
2025 68.06 61.04 477.61 70.42 67.13 59.45 447.14 69.42
2030 77.91 71.45 489.13 80.06 77.39 70.85 466.42 79.55
2035 89.23 84.10 598.47 91.53 88.85 81.50 644.97 91.20
2040 99.32 96.58  4151.56 102.44 120.75 96.78 63611.27 129.16
2045 104.00 95.82 3421.65 107.10 117.57 96.71 42123.25 123.92
2050 111.56 103.92  14259.78 116.26 124.93 104.44 53129.61 132.53
DE Strategic reserve Dry-year sensitivity

2020 55.67 50.73 2342.74 58.71 65.49 50.73 26847.95 71.39
2025 67.57 59.72 445.94 69.88 67.66 59.65 468.58 70.00
2030 78.03 71.85 484.90 80.15 78.22 71.85 499.50 80.39
2035 89.65 84.88 596.04 91.95 90.74 85.50 613.12 93.13
2040 97.75 94.88 1895.04 100.49 97.62 92.77 1903.20 100.40
2045 101.90 95.81 1235.09 104.56 101.90 95.43 1240.88 104.61
2050 109.93 105.15 7626.71 113.94 109.87 103.71 9656.02 114.20
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D.1. Introduction

Abstract

France wants to become carbon-neutral by 2050. Renewable energies and nuclear power
are expected to make the main contribution to this goal. However, the average age
of nuclear power plants is approaching 37 years of operation in 2022, which is likely
to lead to increased outages and expensive maintenance. In addition, newer nuclear
power plants are flexible to operate and thus compatible with high volatile feed-in from
renewables. Nevertheless, it is controversially discussed whether nuclear power plants
can still be operated competitively and whether new investments will be made in this
technology. Using an agent-based simulation model of the European electricity market, the
market impacts of possible nuclear investments are investigated based on two scenarios:
a scenario with state-based investments and a scenario with market-based investments.
The results of this investigation show that under our assumptions, even with state-based
investments, carbon neutrality would not be achieved with the estimated nuclear power
plant capacity. Under purely market-based assumptions, large amounts of gas-fired power
plants would be installed, which would lead to an increase in France’s carbon emissions.
State-based investments in nuclear power plants, however, would have a dampening effect
on neighboring spot market prices of up to 4.5 % on average.

D.1. Introduction

In France, carbon emissions in the energy sector are low (291 Mt in 2019) compared to
other similarly developed countries, such as Germany (663 Mt in 2019) (Eurostat, |[2021). A
major reason are the 61.3 GW of installed nuclear power capacity in 2020 (International
Atomic Energy Agency, [2021), which accounts for a significant share of the country’s
electricity (70.6 % of the electricity produced in France) and heat production. Nevertheless,
carbon emissions will have to fall even further, as France has committed to the climate
neutrality target (see French Government, 2017, 2020).

The French government has set energy policy objectives with the Plan Climat (French
Government, [2017) and the national climate plan (French Government,|2020). For example,
carbon emission neutrality is to be achieved across all sectors by 2050. Furthermore, the
plan provides that the share of nuclear power in electricity generation is to be reduced to
50 % by 2035 (still maintaining a high proportion of nuclear power plants for electricity
generation) (French Government, 2020).

The power plant fleet in France will reach the limits of its technical lifetime in the
near future. Coal-fired power plants are already scheduled for decommissioning by 2022.
The nuclear reactors are approaching an age of 37 years on average (as of March 2022)
and produce electricity without carbon emissions. Figure shows the nuclear capacity
development in France for an assumed technical lifespan of 50 years. The first power
plants subject to concrete measures for decommissioning were Fessenheim I and II; both
units were shut down mid 2020.

The relatively old power plant fleet causes some challenges. The susceptibility to faults,
partly due to the use of non-compliant spare parts and a lack of spare part availability,
and the power plant failure rate are increasing in France (Wealer, von Hirschhausen, et al.,
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Figure D.1.: Nuclear installations in France and possible shut down with an estimated
lifespan of 50 years. Construction year based on S&P Global (2016) and own
research.

and Autorité de Streté Nucléaire, p. 297). Due to the units’ age, maintenance
intensity is expected to continue to increase, which will also raise the costs (Autorité de
Stireté Nucléaire, p. 297).

Due to the increased integration of intermittent renewable energy sources (RES), such
as wind and photovoltaics, higher standards are required for the complementary power
plants, especially in terms of flexibility. The Nuclear Energy Agency states that old
nuclear power plants are not suited to provide great flexibility and cannot be operated
economically below 50 % of the nominal load over a longer period of time. However,
new power plants could be operated much more flexibly. Therefore, the extension of the
lifetime of operating nuclear power plants appears not to be a suitable solution in order to
support the electricity system with flexibility in the future.

In 2017, the French government took the opportunity to introduce a capacity market in
order to, among others, incentivize investments in new flexible power plants and reduce
risks for investors in order to stabilize generation adequacy. However, investments in
nuclear power plants seem to pose considerable risks in terms of height and completion.
These risks are particularly evident in the construction of new power plants in Flamanville,
which is currently the only reactor under construction in France, Hinkley Point (United
Kingdom), and Olkiluoto (Finland). For example, the expected investments can be almost
six times higher (Bloomberg, World Nuclear News, than originally planned
and there are delays in construction of more than 10 years (TVO, 2021).

Also, Roques et al. or Boccard raise the fundamental question of whether
nuclear power plant investments can be economically advantageous in today’s market en-
vironment. Both see economic challenges in operating nuclear power plants in competition
with RES.

Nevertheless, nuclear power plants are an essential pillar of the French energy system
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strategy for meeting the target of carbon neutrality (French Government, 2017, [2020).
Furthermore, the French government announced plans to build six new nuclear power
plants and to extend the technical lifetime of the existing plants as far as possible (Reuters,
2022).

The French government’s announcement, together with the challenges and risks iden-
tified raise the question of how much the market would contribute to stimulating the
necessary investments in order to achieve the goal of carbon neutrality. Research question
(RQ) 1 therefore reads as follows: Can the current market design in France trigger the
required investments in nuclear power plants or is additional support necessary?

However, decisions on investments in France (either market-based or state-supported)
not only affect the domestic market, but can also be expected to generate relevant effects on
neighboring countries due to the closely coupled spot electricity markets in central Europe.
A market characterized by low-carbon technologies (i.e., nuclear power) that can supply
electricity almost independently of the EU emission trading scheme can have an impact
on neighboring market areas that are characterized by higher shares of carbon-intensive
production technologies (e.g., coal, gas), such as Germany, and thus high spot market
prices.

These so-called cross-border effects of different technologies and market regulations
on prices or investments in coupled markets have been studied broadly in the literature
(see, e.g., Bhagwat, Iychettira, et al., 2014; Bhagwat, Richstein, Chappin, and de Vries, |2016;
Bhagwat, Richstein, Chappin, Iychettira, et al., 2017). Some studies focus on European
countries, such as Switzerland (Keles, Dehler-Holland, et al., 2020; Zimmermann, Bublitz,
et al.,, 2021), Germany (Annan-Phan and Roques, [2018; Rinne, 2019), or Italy (Bianco
and Scarpa, 2018), all of them having large trading capacities of electricity with France.
However, there are hardly any studies focusing on the cross-border effects of existing and,
particularly, new nuclear investments on the neighboring markets, especially considering
the interplay with and strong increase in renewable power in these markets. France serves
here as an extraordinary example. Given the impact of non-market-driven investments,
the distortions in neighboring markets are of particular interest. RQ 2 therefore reads as
follows: What are the spill-over effects resulting from nuclear investments in France on
strongly coupled electricity markets in different investment scenarios?

The two research questions will be examined in more detail in this paper. In the
next part (Section [D.2), we will give a short overview of which scientific studies have
already been carried out of the problems pointed out. In the following, we introduce
the underlying methodology (Section [D.3). In order to answer the questions, this is
followed by a detailed presentation of the results (Section[D.4) of the scenarios investigated
focusing on investments in flexible power plants, price development, cross-border flows,
and carbon emissions. Subsequently, Section [D.5]discusses the key findings and, moreover,
contains a critical analysis of the results and an assessment of the study’s limitations.
Finally, conclusions will be drawn and policy measures will be derived from the findings

(Section [D.6).
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D.2. State of the art

Basically, there is a large literature on energy system analysis and on investments in new
power plants, especially in the context of increasing RES shares to achieve decarbonization
targets. For instance, Hainsch et al. (2021) examine different decarbonization pathways
for Europe and the implications for the electricity system.

The question of investments in nuclear power plants has been investigated less frequently
in the past. For example, a paper on achieving a carbon-free power system in 2035 was
prepared for Finland, with the investigation of investments in RES, but with exogenous
nuclear scenarios (Koivunen et al., 2020).

Far more questions are being addressed with regard to the decommissioning of nuclear
power plants. This development had been accelerated especially after the Fukushima
accident. As a result, a number of case studies were produced on the effects of a nuclear
phase-out. For example, there are papers for Belgium (de Frutos Cachorro et al., 2019,
2020; Kunsch and Friesewinkel, 2014; Laleman and Albrecht, [2016), Germany (Bruninx
et al.,2013), Japan (Hayashi and Hughes, |2013; Komiyama and Fujii, 2015), Switzerland
(Pattupara and Kannan, [2016), Sweden (Andersson and Hadén, [1997; Kan et al., 2020),
or for larger regions, such as North America, Europe, and Japan (Glomsred et al., 2015).
The analytical investigations of the papers are diverse, covering, e.g., generation capacity
investments, generation mixes, greenhouse gas emissions, or electricity prices.

Studies examining 100 % RES scenarios (e.g., International Energy Agency and Réseau de
Transport d’Electricité, 2021) implicitly assume a nuclear phase-out if previously installed
capacity has existed. An overview of different studies regarding 100 % RES in the electricity
system can be found in Heard et al. (2017), who are rather skeptical about the economic
feasibility of these scenarios. However, Brown et al. (2018) come to a much more optimistic
conclusion about the technical and economic feasibility.

Nuclear phase-out scenarios for France have also been studied, for instance, by Malischek
and Triiby (2016) highlighting the resulting costs to the national economy. To estimate the
need for network expansion, the European Network of Transmission System Operators
for Electricity (ENTSO-E) regularly studies comprehensive policy-related scenarios (e.g.,
European Network of Transmission System Operators for Electricity, 2020). These studies
are all based on studies of local TSOs. For France, the transmission system operator Réseau
de Transport d’Electricité (2021) prepares long-term scenarios with the aim of converting
the energy supply into a carbon-neutral system. For this purpose, a total of six scenarios
were examined with variation of the shares of solar, wind onshore as well as offshore, and
nuclear power. One of these scenarios was completely designed without nuclear capacities,
but with 100 % RES in 2050. Other scenarios assume a remaining nuclear capacity of
16-24 GW in 2050. New installations vary from 0-28 GW of installed nuclear capacity in
these scenarios. An overview of the assumptions of the nuclear capacity development in
different studies can be found in Table in the Appendix. However, as in Koivunen
et al. (2020) for Finland, the focus is not on the economic investments in flexible, especially
nuclear power plants, but rather on the technical feasibility and security of supply.

Another approach is to retrofit the existing nuclear fleet in France with the aim of
a robustly and cost-optimally determined path proposed by Perrier (2018). Maizi and
Assoumou (2014) investigate investments in France under three different nuclear policy
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scenarios (normal shut-down, lifetime extension, retrofit) but without explicit considera-
tion of the coupled neighboring markets.

Shirizadeh and Quirion (2021) examine the cost-optimal electricity mix in France under
different carbon price paths including investments in new nuclear capacities. The cost-
optimal electricity mix and the security of supply in France were studied by Alimou et
al. (2020). However, both studies completely neglect the neighboring countries and the
relevant interdependencies. The impact on the security of supply of different penetration
rates of RES in France was also studied by Krakowski et al. (2016). Again, the cost-minimal
expansion was calculated (i.e., not necessarily the market-driven investments) without the
detailed modeling of the neighboring countries.

The studies that do not take into account neighboring countries neglect important effects.
The close coupling of markets and the high interconnectivity between France and neigh-
boring countries can lead to significant cross-border effects, which have been investigated
in several studies. Theoretical investigations have been carried out by, e.g., Bhagwat, Iy-
chettira, et al. (2014), Bhagwat, Richstein, Chappin, and de Vries (2016), Bhagwat, Richstein,
Chappin, Iychettira, et al. (2017), and Lambin and Léautier (2019), or Léautier (2016). In
case studies, cross-border effects have been analyzed between the French and Swiss energy
markets with a focus on prices (Dehler-Holland et al.,[2016; Keles, Dehler-Holland, et al.,
2020) or in future scenarios without (Pattupara and Kannan, 2016) and with consideration
of CRMs (Zimmermann, Bublitz, et al., 2021). Cross-border effects between Germany and
France based on wind generation have been studied by Annan-Phan and Roques (2018).
The level of influence of nuclear power plants in France or, in particular, their absence
from the market (due to maintenance or outage) on German electricity prices is addressed
by (Rinne, |2019). The influences between France and Italy, taking into account different
nuclear reactor decommissioning plans, are further explored in Bianco and Scarpa (2018).
Glomsred et al. (2015) examine electricity price changes in neighboring countries due to
the German nuclear phase-out.

While most publications highlight a nuclear phase-out and look at the aspects from
different perspectives, there is no analysis of the premise of how markets behave with
a governmental nuclear policy or a market-driven investment activity. We will study
the effects of governmental policy or market-driven investments on the domestic and
neighboring markets based on the example of France, as it is an extraordinary case of
nuclear power investments together with RES power expansion at the same time.

D.3. Agent-based simulation model

In this section, the methodology based on a power market model for the French electricity
market and the neighboring countries is presented. The research questions require an
investigation of investment decisions in flexible power plants in the electricity sector with
a high degree of technical detail. Therefore, the choice of methodology according to the
categorization by Herbst et al. (2012) falls into the area of bottom-up models, which allow
a high level of detail, such as different power plant technologies, their respective efficiency,
and the detailed demand and renewable generation profiles.
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Since the investment decisions are to be investigated under specific market conditions,
the optimization models, which are widely used in energy economic research, turn out
to be rather unsuitable for dealing with this issue, since they usually formulate tight
constraints and determine an optimal set under—mostly—minimum costs.

However, this paper addresses the behavior of investors in liberalized electricity markets
with the possibility of stranded investments (not under optimal conditions). This study
requires the consideration of possible market failures, for which fundamental optimization
models are not suitable. Therefore, we decided to use power market models deploying
agent-based simulation. This approach is highly suitable for the investigation of price
developments and investment decisions in different market areas (Ventosa et al., 2005).

Subsequently, the agent-based electricity market model PowerACE was extended and
applied with a focus on France including capacity markets in the respective market areas.

D.3.1. Overview of PowerACE

The PowerACE model has already been used in other analyses and has been described in

detail in, e.g., Bublitz, Renz, et al. (2015), Keles, Bublitz, et al. (2016), Ringler et al. (2017),
and Zimmermann, Bublitz, et al. (2021).
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Figure D.2.: Schematic overview of the main parts of the electricity market simulation
model PowerACE.

The main difference in the investigation (compared to the above-mentioned studies)
is the spatial expansion of the market areasﬂ If one market is going to introduce or has

! The new version of the model includes the market areas of Austria, Belgium, Czech Republic, Den-
mark, France, Germany, Great Britain, Italy, Luxembourg, the Netherlands, Poland, Portugal, Spain, and
Switzerland.
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already implemented a capacity remuneration mechanism (CRM), this is implemented in
the model as well.

The model simulates the day-ahead spot market with an hourly resolution including
a welfare-maximizing market coupling approach. This optimization is subject to limited
net transfer capacities (NTC) between all simulated market areas (based on Ringler et al.,
2017).

The bids for the day-ahead market are prepared by different types of agents representing
the market participants (depicted in Figure D.2). Thus, for each country, one demand agent
exists to procure the complete hourly electricity demand of all sectors. One agent offers
the total supply of RES to the market. Several agents represent power plant operators
that offer power plants to the market mainly based on variable costs, i.e., fuel and carbon
prices, the techno-economic parameters of the power plants, and a mark-up to cover fixed
costs and investment expenditures. There are also agents for pumped storage or battery
storage that create load-balancing hourly bids for charging and discharging (or pumping
and turbining).

Main input data are hourly renewable energy production profiles, conventional power
plants (including their techno-economic characteristics), hourly electricity demand, yearly
net transfer capacities, start-up costs, fuel prices and prices for carbon emission certificates.
The implementation of the French CRM is described in more detail in[D.7.A] as well as the
implementation of hydropower specifics (especially for Switzerland) is described in more
detail in Zimmermann, Bublitz, et al. (2021).

D.3.2. Investments in generation capacity

Conventional power plants are decommissioned due to age or based on the countries’
nuclear or coal phase-out strategies (e.g., Germany). This results in a need for new
capacities. Therefore, supply agents evaluate the feasibility of investing in new flexible
power plants within the selected time horizon in each simulated year. Investment options
j are exogenously specified using techno-economic data on their efficiency, construction
time, capital expenditures I, annual fixed costs cﬁx, and fuel-independent variable costs
¢"¥". Investment decisions are based on a net present value (NPV) calculation (Equation|D.1]
based on Zimmermann, Bublitz, et al. (2021)) for each market area a using expected future
cash flows from various market segments and the capital as well as fixed costs cfX_ Potential
cash flows of the power plants can arise both from selling electricity on spot markets and
participating in CRMs, depending on the respective market area configuration.

The cash flows from the sale of electricity are calculated using a model-endogenous elec-
tricity price forecast pP'°8 for the respective wholesale spot markets. Since the last available
endogenous spot market prices of the model do not account for all information, such as a
model-exogenous expansion of RES, future electricity demands, NTC development, rising
fuel and carbon prices, or even power plant decommissioning, model-endogenous price
forecast pP™8 similar to the spot market simulation module is performed to estimate future
development from the model’s decision time point of view. This imperfect foresight shall
provide for realistic decisions (with over- or under-investments). In addition, estimated
revenues from the CRMs CF®M are also included in the calculation of the NPV.
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Figure D.3.: Simplified schematic process overview of investment planning in PowerACE.
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All investment options j are evaluated over all market areas using the NPV method
(Equation [D.1) considering interest rate i throughout half of the technical lifetime n or a
maximum of up to 20 years.

n; CRM fi 8760 prog var
! CFt,a,j - ct,ljx + thl max{ph,t,a = “ht,p 0
NPV, =D+ Y, Ty

P (1+1)

Once a specific NPV has been determined for each power plant option in each market
area (based on the data previously described), the option with the highest positive NPV is
invested in. An additional price forecast is calculated, which takes into account the power
plant to be invested in, and the NPV is determined again. If the NPV is still positive, the
investment is made in this option in the corresponding market area. The additional price
forecast is intended to prevent the power plant from cannibalizing its own positive cash
flows. This procedure is repeated until no investment option with a positive NPV exists
for the year under consideration in any market area (Figure . (Zimmermann, Bublitz,
et al.,[2021)

In the European context, electricity market coupling plays an important role that can
lead to cross-border effects. These effects can have a strong impact on market prices and
therefore also substantially affect the profitability of investments in a liberalized market
environment.

In order to take cross-border effects into account and to consider interdependencies
between different market areas, the electricity price forecast deploys a similar methodology
as the spot market simulation. The following optimization problem based on Ringler et al.
(2017) (described in Equations is carried out annually when evaluating new power
plant investments. However, some simplifications are made in order to save computing
time. The optimization problem is solved every two years for each hour A of the year to
receive the hourly price forecast for each market area m:

Vj,a (D.1)

Target function:

maxy = Y [( Y, pa-Qa-q)— (D, ps-Qs- gyl vhe H
meM dEDm,h SGSm,h
(D.2)
subject to:
0<g <1 Vs€S,, VYmeM VheH
(D.3)
0<g<1 vde€ Dy, VmeM VheH
(D.4)
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where
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Decision variables

q : Acceptance rate
Eout—in : Exchange flow from market area out to market area in
Parameters
P : Bid price
Q : Bid volume
e in - Maximum exchange flow from market area out to market area in
Indices
h : Considered hour
d : Demand bid
s : Supply bid
m : Market area
out : Exporting market area
in : Importing market area
Sets
M : Simulated market areas (remain constant over the whole simulation)
M, : Market areas connected to market areas m
D, : Demand bids of market area m
Sm : Supply bids of market area m
H : Hours of the price forecast time horizon
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The price forecast is calculated for a maximum of 10 years in the future, as otherwise,
the uncertainties would be in unfavorable imbalance with the additional calculation time.

When the end of the period under consideration is reached, the values are constantly
extrapolated. During the price simulation, the development of the installed power plant
capacities (investments and decommissioning) is considered up to 5 years into the future
in order to neither overestimate nor underestimate future capacity requirements.

The variable costs, however, will be adjusted even after these 5 years based on the fuel
and carbon price scenario. In addition, the hourly average of the startup costs and the
realized mark-up per market area are added to the variable costs. Finally, to reduce the
complexity of the model, a new price time series is calculated for every two years in the
future. For the years not considered, the following year’s forecast is used for the NPV
calculations in order not to be subject to a conservative expansion of the power plants.

D.3.3. Capacity remuneration mechanisms

Market designs in countries are subject to ongoing changes and adjustments, often against
the backdrop of improving RES integration. To ensure long-term generation adequacy
(e.g., Bublitz, Keles, et al., [2019), some countries have implemented CRMs. Due to the
strong focus of the study on investment in flexible power plant options, CRMs need to
be adequately modeled, as payments from CRMs can make a significant contribution to
covering and refinancing the capital and fixed costs of power plants. The agent-based
simulation model considers strategic reserves (SR) as well as decentralized and centralized
CRMs, which are described in detail in or by Zimmermann, Bublitz, et al. (2021) and
Keles, Bublitz, et al. (2016).

Figure provides an overview of the corresponding modeled CRM types in the
modeled countries. France has already implemented a decentralized capacity market.
Poland, Great Britain, and Italy (Bublitz, Keles, et al., 2019), and from 2025 Belgium (Elia
Group, [2021) have installed a centralized capacity mechanism. In Belgium until 2024 and
in Germany, a SR is applied. All other countries consider an energy-only market over
the entire runtime. This is particularly relevant for Spain and Portugal, as CRMs (for
incentivizing investments) have been abolished or postponed in these countries. Therefore,
CRMs in these countries are neglected in this study (ACER and CEER, 2021; Bublitz, Keles,
et al.,[2019).

D.4. Results

The research design is described in Section and the main results of the study are
presented in Section In Section a discussion of the most important results is
presented.

2 Under Zimmermann and Keles (2022), the data of the results presented and additional results are available.
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Figure D.4.: Simulated market areas based on ACER and CEER (2021), Bublitz, Keles, et al.

(2019), and Elia Group (2021).
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Figure D.5.: Exploratory development of the carbon price paths. Historically, it is based
on the average of the EEX prices until 2019. The prices are linearly interpo-
lated between the historical prices in 2019 and 2050 to the target value of
European Network of Transmission System Operators for Electricity (2020)
(122 EUR/tco,) as carbon Low. The High sensitivity is analogously linearly
interpolated to the target value of 150 EUR/tc, .

D.4.1. Research design

The model provides detailed results regarding the long-term development of power plant
capacity until 2050 (including the underlying decisions, which take into account the respec-
tive national market design), and their impact on electricity wholesale prices, particularly
in France. Furthermore, cross-border flows, based on the market coupling results, are
examined in order to analyze impacts on the neighboring countries resulting from the
investments in the different investigated scenarios. Finally, the effects on greenhouse gas
emissions are investigated.

We analyze two (exploratory) main scenarios: the first scenario triggers economically
driven model-endogenous investments (Market Scenario) and scenario two assumes politi-
cally driven or supported model-exogenous investments in nuclear power plants in France
(Policy Scenarioﬂ In addition, two sensitivities of carbon certificate price developments
(Low and High, shown in Figure are examined with respect to each scenario in order
to evaluate the effects of carbon price developments on the results. Basically, the applied
PowerACE model allows investments in nuclear power plants in all markets that have
installed capacities so far and have not announced any phase-out plans. In this study,
these are the Czech Republic, France, Great Britain, and the Netherlands. Furthermore,
investments in gas-fired power plants are allowed in all market areas, which according to
the so-called EU taxonomy, allows financing via sustainable financial products (Europais-
che Kommission, 2022) but also complies with the French legislature (French Republic,

% The exogenous nuclear capacity assumption for the Policy Scenario is shown in Table
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Table D.1.: Overview of the main data and sources used in all scenarios.

Input data type Resolution Sources
Conventional Plant/ Based on S&P Global ‘)

. completed by own
power plants unit level

assumptions, e.g., regarding
the coal phase-out
European Network of Transmission System

Fuel and carbon Yearly Operators for Electricity (2020)
prices

Investment options Yearly Schroder et al. 2013[)

Trading capacity Yearly See Table ID.lSl ID.19 and |D.20|

Electricity demand Hourly aggregated ~ European Network of Transmission System

and RES feed-in per market area Operators for Electricity (2020)

2019). The main input data used in this study are shown in Table [D.1jand described in
detail in Appendix

D.4.2. Capacity development

The increase on the entire RES capacities in all of the modeled countries (from 462 GW
in 2020 to 1130 GW in 2050) strongly increases the total power plant capacity across all
scenarios (illustrated in Figure D.6).
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Figure D.6.: Simulated capacity development by generation type inclusive flexible and
RES power plant capacities of all considered market areas for the Policy
Scenario (Pol) and the Market Scenario (Mkt) as well as Low and High
carbon price path
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However, since the RES capacities are exogenous, no model-endogenous changes will
be considered?]

In the 2030s, many nuclear capacities are decommissioned due to their age (based on
the assumed technical lifetimeEb and thus large differences in the development of the
flexible power plants’ capacities appear in the developed scenarios. The nuclear capacity
in the entire modeled area, thereby, decreases from 101 GW in 2020 to less than 4 GW
in 2050 in the Market Low Scenario. Therefore, investments in gas-fired power plants
(both combined-cycle gas turbines (CCGT) and open-cycle gas turbines (OCGT)) replace
the major part of the decommissioned power plants. The results show a similar level of
aggregated total capacity, independently of the scenarioﬁ

The power generation capacity in France including RES, shown in Figure increases
from about 143 GW in 2020 to 288 GW by 2050. In the Policy Scenario, the capacity
fluctuations are very small compared to those in the Market Scenario. In particular, around
2040, many nuclear power plants are rapidly decommissioned (due to technical lifetime
assumptions). There is, depending on the sensitivity, a capacity gap between the scenarios
of up to 10 GW (in 2040). Only in 2050, all scenarios are on par and the difference between
the scenarios is less than 80 MW in France caused by the CRM.
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Figure D.7.: Simulated total capacity development by flexible and RES generation types in
France for the Policy Scenario (Pol) and the Market Scenario (Mkt) as well as
Low and High carbon price path

The scenarios differ considerably with regard to nuclear power plants in France. The
capacity in the Policy Scenario is up to 38 GW higher than in the Market Scenario. 23

* In order to highlight the differences more clearly, Figure in the Appendix shows the development of

the flexible power plants only.
In our scenarios, technical lifetimes for nuclear power plants are assumed to be 50 years, coal 45 years,

gas turbines between 30-50 years, depending on type, and oil between 45-50 years. Values are based on
the input data, which is provided in Table

Refinancing of late-stage power plant investments is not always possible during the simulation period.
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nuclear power units of 1.7 GW are added to the market (total 38.5 GW) in the Policy
Scenario. The first unit is commissioned in 2033, the last one in 2050. In total, 14 nuclear
units are newly installed in the 2030s. However, even at high carbon prices, no additional
investments are made in nuclear power plants in the Policy Scenario in France.

In the Market Scenario with the high carbon price development, investments in nuclear
reach 8 GW in 2050, while in the Low development, there are no new investments in
nuclear power plants in France. Hence, a higher carbon price path provides additional
incentives for France to invest in nuclear power plants

D.4.3. Price development
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Figure D.8.: Unweighted annual average wholesale spot market prices for France and

the neighboring market areas for the Policy Scenario (Pol) and the Market
Scenario (Mkt) in the High sensitivity; the lines depict average prices for the
scenarios. The dashed lines show the average prices for the different scenar-
ios when the negative prices are filtered out and set to zero. The year 2020
shows historical values based on European Network of Transmission System
Operators for Electricity (2022b). None of the prices take into account levies
for Grid, RES, or CRM.

A relevant indicator for evaluating the impact of investments in generation capacity
are spot market prices for wholesale electricityﬁ shown in Figure These prices do
not take into account costs for RES, CRMs, or other levies. In particular, RES will need to
be dispatched in a different way than in 2022. Basically, the spot market prices increase

Overall, only France and the Czech Republic invest in new plant and will have nuclear power plant
capacity left by 2050. Hinkley Point C is neglected. No major impact on our studies is expected in the
case of neglect due to the small share of nuclear in the total capacity in Great Britain.

Wholesale markets contribute only a part to the refinancing of investments, another part is contributed
by CRMs (when introduced).
° Tigure shows the Low sensitivity
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on average in all considered countries by more than 30 EUR/MWh from 2020’s historical
values and reach their peak in 2025. Afterward, the prices continuously decrease until
2050. The price decline is mainly due to the increasing installed RES capacity, which
bids on the wholesale market with negative prices. The graph also shows the effect of
negative prices on the average price. Negative prices result from an excess of generation
over demand in combination with must-run conditions of flexible power plants (e.g., by
providing balancing energy). Assuming that the negative prices are set to zero, this results
in a higher average price in each scenario, which is shown as dashed lines in the graph.
Thus, prices would be about 22 EUR/MWh higher across all scenarios and sensitivities in
2050.

In the box plots, Figure shows that the average wholesale spot market prices for
France and the neighboring countries are lower in the sensitivities of the Policy Scenariom
Basically, the prices seem to be synchronized in large parts, which is due to the market
coupling and the further expansion of trading capacities. Once the exogenous (policy-
driven) investments are added to the French market (from 2035), this leads to the lowest
average prices in 2050 compared to the respective sensitivities of the Market investment
scenario due to the independence of the nuclear power plants from the rising carbon
certificate prices. In the comparison between the scenarios, the Policy Scenario shows a
noticeably lower variation, especially in France in 2050. Moreover, the figure shows that
the average of the annual spot market prices in France also corresponds to the trend across
all neighboring market areas. This might imply that France has a major impact on prices
in surrounding market areas and could even have an impact on large parts of Europe

Figure @ compares the development of annual spot market prices in Franc Over
the entire period, the lowest average prices occur in the Policy Low Scenario at the height
of 36.39 EUR/MWh on average and thus barely 2.50 EUR/MWh below the price of the
Market Low Scenario in the period between 2020-2050. The highest prices can be found
in the High Market investment scenario with an average of 40.72 EUR/MWh. Average
spot market prices in the Policy Scenario are about 2.50 EUR/MWh (6 %) lower than in the
Market Scenario[”]

D.4.4. Cross-border impacts

The development of the French nuclear installations has an evident impact on the energy
systems of the neighbors of France. The summed cross-border flows with France and the
neighboring countries can be found in Table Overall, France’s trade volume increases.
With the exception of Italy, the trade volumes increase by at least 45 % to almost 190 %
due to the expansion of transmission lines between markets. France was a net exporter
(44.2 TWh) of electricity in 2020 and remains so regardless of the scenario. By 2030, the
exchange flows of the sensitivities differ only slightly, but not those of the scenarios.

10 The Appendix contains the corresponding graph in Figure for the Low carbon price path with the
similar result.

1 The assumption of a priority feed-in of RES together with must-run conditions for the reserve supply
leads to negative prices.

12 The average prices for France and neighboring market areas can be found in Appendix

13 The revenues of each type of power plants are shown in Appendixmfor France.
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Figure D.9.: Box plots of wholesale prices between 2030 and 2050 for all market areas
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surrounding France for the Policy Scenario (Pol) and the Market Scenario
(Mkt) in the High sensitivity; for a better visualization, the outliers are not
shown. The average is indicated as diamond. None of the prices take into
account levies for Grid, RES, or CRM.
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Figure D.10.: Average wholesale prices between 2020 and 2050 in France for the Policy
Scenario (Pol) and the Market Scenario (Mkt) as well as Low and High
carbon price path; the lines depict average prices for the scenarios. The
dashed lines show the average prices for the different scenarios when
the negative prices are filtered out and set to zero. The year 2020 shows
historical values based on European Network of Transmission System
Operators for Electricity (2022b). None of the prices into account levies for
Grid, RES, or CRM.

Table D.2.: Yearly accumulated net export flows of France; historical value for 2020 based
on European Network of Transmission System Operators for Electricity
(2022b), commercial flows.

[TWh]

2020
2025
2030
2035
2040
2045
2050

High Low
Market Policy Market Policy
44.2 44.2 44.2 44.2
77.7 77.7 78.2 78.3
57.6 57.7 58.4 58.3
6.8 16.7 4.8 13.7
6.8 25.7 5.0 27.1
17.1 34.3 16.5 38.3
29.5 41.7 27.6 42.1
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Despite the fact that France remains a net exporter in all cases and all simulated years,
the flow volumes change from 2035 onward: With policy-driven investments, imports
of electricity are considerably lower than in the case of market-based investments. In
transfer years, i.e., in 2035 and 2040, when age-related decommissionings of nuclear power
plant units in France proceed, France imports a large amount of electricity from Germany
and Spain (accompanied by the lowest net exports surplus in France), which is clearly
visible in 2040.

For the countries to which France is a net exporter, such as Switzerland, these exports
are notably higher in the Policy Scenario, especially in the years 2035-2045. Switzerland
and Italy thus remain net importers in all cases examined. Italy is highly import-dependent
and imports up to 12 times more electricity from neighboring markets than it exports
(Table[D.21). Italy’s self-sufficiency increases due to an expansion of RES, and less electricity
needs to be imported into Italy. Belgium supplies France in 2035 in the Market Scenario, but
at high carbon prices less, at low carbon prices more. Spain changes from (net) importer
of French electricity to exporter to France due to a high future RES capacity assumed.
Great Britain also reduces its import dependence on France through RES additions. In
the medium term, Germany changes from a net exporter to an importer from France.
Flow direction changes, however, when the nuclear power plants in France are shut down.
Therefore, in the Market Scenario, Germany exports up to 2 TWh per annum more to
France than in the Policy Scenario.

Looking at the prices of the neighboring market areas of France, it could be ob-
served that the Policy Scenario leads to a market price reduction on average in Ger-
many of 1.31 EUR/MWh (-3.5 %), in Belgium of 1.71 EUR/MWh (-4.2 %), in Switzerland of
1.76 EUR/MWh (-4 %), in Spain of 1.08 EUR/MWh (-4.5 %), in Great Britain of 1.57 EUR/MWh
(-3.6 %), and in Italy of 1.42 EUR/MWh (-2.7 %).

The correlation of the hourly simulated prices of the market areas neighboring France
is shown in Table for the Policy Low Scenario@ Initially, the correlation in 2020
(real historical values) is highest. Afterward, all scenarios show a decreasing correlation
compared to the year 2020 with an interim peak in 2040. For all directly (adjacent) coupled
markets, the correlation increases with the highest value until 2040 (i.e., as long as trading
capacities are still being expanded). With constant 2040 trade capacities and the increasing
RES, the overall correlation decreases slightly.

D.4.5. Carbon emissions

Table shows the summed changes in carbon emissions for all simulated market areas.
It is important to note that the modeling of carbon emissions is exploratory. They do not
follow a preset target, but are driven by the applied carbon price path and the corresponding
decisions of the market participants. All scenarios are compared to the same value (i.e., the
emission level in the respective country in 2020). In all scenarios, carbon emissions of the
electricity sector are reduced by more than half by 2050 compared to 2020. With higher
carbon prices, the emissions are in sum lower. However, at higher carbon prices, the model
cannot invest in additional renewable power plants, but only in flexible power plants

14 All other scenarios are compiled in Appendix
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Table D.3.: Correlation coeflicient between hourly market prices of the neighboring
market areas of France in the year shown based on the Policy Low Scenario.
2020 values based on historical day-ahead auction market prices taken from
European Network of Transmission System Operators for Electricity (2022b).

Correlation .0 2030 2040 2050
coeflicient

CH FR 094 091 093 0091
CH DE 085 087 091 085
FR DE 0.88 093 089 078
CH IT 090 085 086 0.79
FR IT 087 076 079  0.76
DE IT 0.76 073 075  0.65
FR  ES 0.78 053  0.66  0.60
FR BE 0.94 096 094 0091
CH BE 091 090 092  0.90
CH ES 0.77 048 059 051
DE ES 0.63 046 053 033
DE BE 0.90 096 093 085
ES BE 0.71 049 058  0.49
IT BE 083 075 076 0.70
IT ES 0.76 046 056 052
GB FR 0.76 090 090 084
GB ES 058 043 054 042
GB DE 0.67 088 088 0.79
GB CH 0.73 082 086 081
GB IT 070  0.67 071  0.62
GB BE 0.76 091 095 092
Sum 16.62 15.66 16.45 14.96
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or, as the only carbon-neutral investment option, nuclear power plants. Therefore, the
differences between the sensitivities are relatively small with regard to carbon emissions.

Table D.4.: Change in cumulated carbon emissions in all simulated market areas com-
pared to 2020’s emissions for the different scenarios and sensitivities; differ-
ences are indicated between the scenarios for the same carbon sensitivity.

2020 Market Policy Difference Difference
=1 Low High | Low High | High [%] Low [%]
2020 | 1.00  1.00 1.00  1.00 0 0
20251 092 090 | 092 0.90 0 0
2030 | 0.63 061 | 064 0.61 0 0

2035 | 0.59 058 | 0.56 0.55 -5 -5
2040 | 0.53 052 | 046 0.45 -14 -13
2045 | 047 046 | 039 0.39 -16 -14
2050 | 0.42 0.39 0.34 034 -18 -12

In the Policy Scenario, total emissions in France are between 66 and 67 % lower than in
the Market Scenario over the 2020-2050 period (see Table[D.5). The differences between the
sensitivities of the Policy Scenario are very small: In 2050, emissions of both sensitivities
are almost equal.

Since only few carbon-neutral power plants are added in the Market Scenario, and old
nuclear plants are decommissioned, emissions of the French electricity sector increase
6 times over those of 2020 in this scenario. Even with the more ambitious carbon price
paths, emissions increase in the Market Scenario so that in 2050 clear differences between
the sensitivities are recognizable at a very high level. The Policy Scenario emits up to 87 %
less carbon emissions in 2050 than the Market Scenario in France. In the Policy Scenario,
carbon emissions almost double in the years from 2030 to 2035

D.5. Discussion and limitations

In the following sections, we intensively discuss the two research questions and the
limitations of the study.

D.5.1. Required investments in nuclear power plants in France

In France, the structure of the power plant fleet changes substantially between the scenarios
considered. In the Policy case, permanently high nuclear capacities are installed, while in
the Market case, nuclear capacities decrease sharply in the years after 2030. Within 10
years, more than half of the installed capacity would be decommissioned without investing
in an additional nuclear power plant during that time. Only at the end of the simulation
period, a few investments in nuclear power plants occur in the Market Scenario and the

15 Further results can be found in Appendix
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Table D.5.: Change in cumulated carbon emissions in France compared to 2020’s emis-
sions for the different scenarios and sensitivities; differences are indicated
between the scenarios for the same carbon sensitivity.

2020 Market Policy Difference | Difference
=1 Low High | Low High | Low [%] High [%]
2020 | 1.00 1.00 1.00  1.00 0 0
2025 | 1.11 1.10 1.11 1.09 0 -1
2030 | 1.10  1.05 1.09  1.05 -1 0

2035 | 3.62 374 | 1.80 192 -50 -49
2040 | 6.01 6.12 1.27  1.26 -79 -79
2045 | 5.83 584 | 1.02 091 -83 -84
2050 | 5.81 453 | 0.77 0.78 -87 -83

High sensitivity case. Therefore, a stable capacity level of nuclear power plants seems to
be possible only via government investment incentives in Franc

A higher carbon price path stimulates more nuclear investments. However, this does
not apply to both scenarios. While in the Policy Scenario, there are no differences between
the carbon price paths with regard to investments in nuclear power plants (43.6 GW in
2050), differences are visible in the Market Scenario: In the High sensitivity, up to 14.8 GW
of nuclear power plants will be installed in 2050 in the countries investigated, while in the
Low sensitivity only about a quarter (3.6 GW) will be installed. New large nuclear power
units can be installed due to legislation of the (French Republic, 2019). Furthermore, Krall
et al. (2022) show that, i.e., Small Modular Reactors produce by a factor of 2 to 30 higher
volumes more nuclear waste compared to large reactors. Hence, large-scale deployment of
these small reactors seems questionable under the fact that no final repository for nuclear
waste has been found in France yet.

Throughout all scenarios, the resulting generation gaps are generally compensated for
by substantial gas investments. Also Maizi and Assoumou (2014) show that investments
are mainly made in fossil-fired power plants without the specification of a carbon reduction
target, but only applying rising carbon prices.

Our results show that the higher the carbon price path is assumed, the lower the
total investment in gas-fired power plants in 2050. However, a carbon price in 2050
of 150 EUR/tco, does not seem to be sufficient to decarbonize the electricity system
totally. This contrasts with the findings by Shirizadeh and Quirion (2021), which consider
different carbon price scenarios and claim that at 100 EUR/tco, the energy sector would
become nearly carbon-neutral. They also observe that the availability of new nuclear
power plants would be far less important to achieve carbon neutrality, which could not
be shown in our study for France. However, we have not endogenously considered RES
and storage expansion. Despite this, our results are in line with Shirizadeh and Quirion
(2021) who state that government support for investment in new nuclear power plants is

16 Under the assumed conditions, the market will clearly miss the nuclear capacity targets shown in French
Government (2017)
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probably unavoidable, as the competitiveness of nuclear power in the liberalized market is
questionable, and is consistent with Kan et al. (2020), who reached a similar conclusion for
Sweden. Further, the focus of this study is not on the number but on the total capacity
and the provision of secure power, for which gas-fired power plants are representative
of the cheapest secure generation capacity to be built. Whether large or small units of
nuclear power are added will not change our findings. Solely the total capacity of nuclear
is relevant for our conclusions.

Overall, it can be stated that the answer to RQ1 "Can the current market design in
France trigger the required investments in nuclear power plants or is additional support
necessary?” on the basis of the results presented allows only one conclusion. Under the
assumptions made, it is very doubtful whether, without additional government interven-
tion, the goal of generating 50 % of electricity in France (according to French Government,
2018) from nuclear power plants in 2035 and following could be achieved (assuming there
is no lifetime extension of nuclear power plants). These doubts are confirmed by Wealer,
Bauer, et al. (2021). Even in the policy-driven scenario, the installed nuclear capacities
are not sufficient to close the remaining quantities. Additional gas-fired power plants are
necessary to cover the complete demand in France, especially during peak load hours.

The investigation does not intend to answer how the state support for nuclear power
plants could be designed. Support based on CRMs is possible and already considered in
line with the version that has already been introduced in France. However, we could not
find any indication that proves that the introduced CRMs are sufficient to incentivize
nuclear investments rather than investments in other generation technologies.

With regard to carbon emissions, there are major differences between the scenarios.
As soon as new nuclear capacity is added, carbon emissions decrease considerably in the
Policy Scenario compared to the Market Scenario. Maizi and Assoumou (2014) obtain
similar findings.

On the contrary, in the Market Scenario, almost completely gas-fired power plants are
added. The carbon emissions of the power sector strongly increase in France in all of the
investigated scenarios as RES are not yet sufficient to cover large parts of the electricity
generation. In 2040, they are over 6 times higher than in 2020, even in the High carbon
price sensitivity. Even in the Policy Scenario, carbon emissions almost double between
2030 and 2035, which is why an extension of the lifetime of some power plants could
be considered temporarily until the RES share is high enough. The results confirm the
findings by Kunsch and Friesewinkel (2014), who found for Belgium that a rapid phase-out
of nuclear generation primarily benefits fossil fuels and leads to undesirable disadvantages
in terms of carbon emissions. Therefore, in France, the carbon neutrality target in the
electricity sector will not be met, regardless of the investigated scenarios.

D.5.2. Cross-border effects due to state-driven investments in France

The second research question focuses on the cross-border effects in strongly coupled
electricity markets. Overall, in all considered countries, spot market prices decrease. High
nuclear capacities (i.e., Policy Scenario) have a lowering effect on the electricity prices
of neighboring market areas (Figure D.9). Therefore, cross-border effects are observed in
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neighboring market areas. At high carbon prices, nuclear power plants have an additional
price dampening effect, with the exception of Germany.

The price effects have also an impact on the cross-border flows, since electricity flows
usually from the lower-priced to the higher-priced market area until the trading capacity
is saturated or the price between the market areas is balanced (e.g., Zimmermann, Bublitz,
et al., 2021). The trading capacity that allows exchanges between countries is assumed
to increase over time (see Tables and [D.20). Therefore, flows across market
borders and, consequently, the total electricity exchange volume as well as the net ex-
port/import of France with neighboring countries increase, in some cases, to almost double
the value compared to 2020. Overall, France is and remains a net exporter of electricity but
the volume decreases. However, in the Market investment scenario, substantially more
electricity is imported to France than in the Policy Scenario (see Table [D.2). Neighboring
countries with high RES capacity can be self-supplying to a higher degree (i.e., Italy) or
even become net exporters of electricity to France (i.e., Spain).

Due to higher exchanges between market areas, cross-border effects (i.e., prices, cross-
border flows) increase, particularly between direct (neighboring) coupled markets. How-
ever, the effects of the scenarios on the correlation can be well analyzed between the years
2040 and 2050, since there is no expansion of trading capacity, only an expansion of RES
and flexible power plants. Overall, the correlation between all countries decreases between
these years independent of the scenario. Therefore, effects originating from a single market
area on other markets seem to decrease (shown in Table[D.3|and in Appendix[D.7.C.2). The
effect may vary due to different levels of RES addition. The dominant RES technology in a
market area may play a role: For example, in Spain, solar PV generation is considerably
higher compared to Germany or the UK, where wind generation is increasing strongly.
In both cases, correlation between these countries shrinks. The offset of the solar feed-in
peak, which occurs due to different sunrises and sunsets in the market areas, can further
affect correlations due to high shares of solar/PV in 2050.

Additionally, the carbon price and the continued reliance on fossil fuels, along with
high trading capacities, lead to high correlations of prices particularly between directly
coupled areas. Due to higher nuclear generation in France in the Policy Scenario, directly
coupled markets also show a higher sum of correlations across all years than in the Market
Scenario.

D.5.3. Limitations

Despite the careful modeling, our work has some important limitations that should be
briefly mentioned here. For analyses that are conducted in the future, and especially
for studies that extend to the year 2050, some assumptions are required that are subject
to uncertainties, but are essential for such a scenario analysis. Therefore, a commonly
accepted scenario framework of the European Transmission System Operators (European
Network of Transmission System Operators for Electricity, 2020) was used as the main
input source for this study, and partly, own assumptions were made. The own assumptions
were, as far as possible, supported with historical data, such as European Network of
Transmission System Operators for Electricity (2022b) or Eurostat (2020), in order to derive
estimations for the future (i.e., RES feed-in or demand time series). Some data are not
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available for each year until the end of the simulation, so necessary values are inter- or
extrapolated.

Since there is no model-derived RES addition in our approach, no adjustments of RES
capacity due to scarcity prices on the spot market could be carried out. We also consider
only one weather year. Furthermore, the assumed technologies of RES or flexible power
plants are subject to a development that can only be predicted to a limited extent. Future
work could address a model-endogenous expansion of RES, which might change the
share of RES in production and, therefore, carbon emissions. However, in terms of the
necessary highly flexible capacity and the need for renewal of nuclear investments in
France, this might play a minor role and rather reduce investment incentives due to the
merit order effect. Other investment obstacles could lead to problems, such as construction
delays of more than ten years for nuclear power plants, as mentioned in the introduction
Section[D.1] are neglected for the scenarios. In the Policy Scenario, a delay is not explicitly
considered because the premise is to maintain the national target of about 50 % nuclear
power generation (French Government, |2018), and this target is exogenously specified
(Table D.17). The commissioning of the power plants in our scenarios is scheduled for
2033 at the earliest, which would still allow almost ten years of construction (in 2022).
Moreover, it can be assumed that in the event of delays, existing power plants will be
given longer lifetimes where possible. In the market scenario, the issue of construction
delay is not explicitly considered. However, on the one hand, since there are very few new
installations in this scenario and also only towards the end of the simulation period, there
would theoretically still be time to undertake investments well in advance. On the other
hand, delays in construction time strengthen our conclusion that investments in nuclear
power plants can only be driven by government intervention or other mechanisms since
delays in construction time imply additional risks and thus further hinder market-driven
investments.

The inner-country electricity grid was neglected, except for the interconnection capaci-
ties between market areas based on the assumption of European Network of Transmission
System Operators for Electricity (2020), which implicitly considers a domestic grid expan-
sion.

The assumed construction of gas-fired power plants remains questionable against the
background of the decarbonization of the entire electricity system. For carbon neutrality,
CO, would have to be captured. However, particularly new gas power plants would be
able to combust hydrogen or use synthetic gases, which makes power plants carbon-free
in the case of the use of green hydrogen.

Another important role is hydropower, which could not be considered in detail due to
the underlying complexity (i.e., cascade structures). In some market areas, hydro reservoir
power plants have been considered static based on historical production. This approach is
sufficient for the scope of this study, as the contribution of reservoirs on the investment
decisions examined is rather small for most of the analyzed market areas. Therefore, hydro
reservoirs are modeled only for Switzerland with larger details, where the contribution to
domestic generation adequacy is the highest. Therefore, the key findings of the results of
this paper are not negatively affected by this.

Regarding the geographical resolution, all neighboring market areas of France were
modeled, which is the main subject of this study. However, since not all countries connected
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to the ENTSO-E transmission grid have been modeled, some smaller effects caused by
other countries cannot fully be accounted for in the results.

D.6. Conclusion and policy implications

This exploratory study shows whether investments in nuclear power plants are incentivized
by the market (this includes both revenues on the spot market and on the CRM) or
investments are only made with political support and assessed against the background of
the government’s carbon-neutral targets. Based on the results of the study, implications
for political action can be derived.

In 2017, the French government set energy policy targets to achieve carbon neutrality
in 2050. The French government expressed concrete plans for a nuclear power plant
investment program using public financing to build at least six new nuclear power plants.
(Reuters, 2019, [2022; Wakim, 2019).

From a systemic perspective, such a program sounds favorable. Our results show
that, without government support, the necessary amount of generation capacity to cover
demand seems to be installed (mainly driven by the CRM), but decarbonization targets
would be difficult to achieve if substantial nuclear capacity was decommissioned due to
aging (see Figure[D.1). However, there are substantial doubts regarding the profitability
of the state-supported investments. Essentially, the nuclear plants generate revenues
from the spot market and cover only a comparatively small share of CRM. At some point,
emissions for the electricity sector in France would heavily increase when nuclear power
plants were fully replaced by gas-fired power plants using preferably fossil fuels. In the
scenario with market-based investments, an increase in emissions in France’s electricity
sector occurs to the greatest extent, with up to 87 % (in 2050) compared to a policy-driven
scenario or even up to six times more emissions compared to 2020 levels. Consequently,
mainly gas-fueled power plants are likely to benefit from the Market Scenario.

However, even in the scenario with policy-driven nuclear investments, emissions would
increase to almost double the 2020 level in the mid-term. Such a temporary increase could
be prevented if more carbon-neutral energy will be supported by the French government or
gas-fired power plants can be fully fired with green (carbon-neutral/free) gases, especially
from 2030 onwards (which would even lead to complete decarbonization in the end),
but both can be doubted at such an early stage. Additionally, the sensitivity analyses
show that with substantially higher RES generation volumes, the temporary increase in
emissions can be mitigated, and, especially in the European context, considerably lower
emission volumes can be achieved. As a result, the differences in emissions across France
and neighboring market areas between the scenarios are notably reduced. Our results
regarding market-driven investments in nuclear power are robust, which means that only
in the state-supported scenario we obtain essentially large amounts of new investments in
nuclear power in France.

The scenario with market-based investment decisions shows that sheer private eco-
nomic decisions do not support any substantial investments in nuclear power plants.
Only with high carbon certificate prices, as assumed towards 2050, a few market-driven
investments in nuclear capacities are carried out. But the results show further that even
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the nuclear investments in the Policy Scenario do not seem to be sufficient to achieve full
decarbonization since other technologies are still needed (e.g., peaking plants) to fully
meet the demand in France. In this scenario, emissions in France would fall to around
three quarters and in all considered market areas to more than one-third in 2050 of the
2020 value. In summary, the current market design does not help to incentivize sufficient
nuclear capacity, and additional support (e.g., from the governmen would be necessary
for France. Otherwise, carbon neutrality is difficult to achieve.

Nevertheless, cross-border effects were observed to occur in all scenarios to various
extents: In a policy-driven investment scenario, average spot market prices are lower in
France and neighboring countries compared to a market-driven investment scenario. The
larger capacity of nuclear power plants thus has a dampening effect on electricity prices and
the neighboring countries also benefit from this. In all of the market areas investigated,
spot market prices develop very similarly due to market coupling. All scenarios and
sensitivities continue to show the strong dependence of spot market prices for electricity
on the carbon price in all market areas. As a result of the increase in trading capacities
caused by the expansion of interconnection lines, cross-border effects originating from a
single market area decrease even though the total effect might be growing.

The total exchange volumes between France and its neighbors will almost double during
the simulation period, and France will remain a net exporter in all scenarios. However, in
particular, in the market-driven investment scenario, France’s electricity export surplus
will decrease considerably once a large amount of nuclear capacity is removed from the
market. Regarding neighboring countries, Spain will become a large net exporter to France
in the future due to its high installed RES capacity. At the same time, Italy will be less
dependent on imports from France.

In terms of policy measure improvements, the adopted scenario from the European
Network of Transmission System Operators for Electricity (2020) seems far from sufficient
to achieve the carbon targets. Therefore, further investments should be made in carbon-
neutral power plants, e.g., nuclear, geothermal, or biomass, as these can be options to
achieve the goal. In order to replace the requested amount of nuclear power plant capacity,
this means that the French government will have to launch a public support program. In
addition to the scenarios assumed in this paper, however, further investments in nuclear
power plants, substantial lifetime extensions of existing power plants (i.e., >50 years, which
is considered by the French government (Reuters, 2022)), or decarbonization measures are
needed to achieve the (EU and French) target of net zero emissions in 2050.

But power plant investments should also be accompanied by other measures. For
example, further expansion of RES (as shown in the sensitivities with substantially more
RES generation) and storage capacity, demand flexibility, conversion of oil and gas turbines

17 Alternatively, the French government could try to incentivize investments, e.g., via a targeted capacity
mechanism/payment, a tender for nuclear capacity, fixed feed-in tariffs, or contracts for differences.
Targeted capacity payments or tenders for nuclear capacity could be used for dedicated incentivization.
Furthermore, similar to RES feed-in tariffs, a fixed feed-in tariff could also be introduced for nuclear
capacity. Contracts for differences would also be a suitable instrument to guarantee a fixed feed-in tariff
and, at the same time, to cap the costs of the mechanism by allowing profits at higher market prices to
be captured. However, all these options would have to be verified regarding their compatibility with
European law, as, e.g., technology neutrality would not be guaranteed.
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and the underlying infrastructure to carbon-neutral fuels, or carbon capture and storage
can be further (additional) measures to achieve carbon neutrality.

Further increasing carbon certificate prices could also contribute to some extent to the
reduction of carbon emissions, as shown in Section [D.4.5] However, the results show that
the share of RES seems to have a higher influence on the carbon reduction than the final
price of the carbon certificates (A higher carbon price might, in turn, incentivize more
RES, which is not investigated in this study.).

Another measure might be the expansion of transmission grids and interconnection
capacities, which ensures higher trading capacities between market areas. Furthermore, as
the trading capacity increases, spot market prices converge more, but the interdependence
of markets decreases from 2040 to 2050 due to increased RES expansion while the trading
capacity remains equal. An intensive exchange of electricity between markets, particularly
in scarcity situations, can also have a positive impact on generation adequacy and can
stabilize or even increase the level.

Finally, this study provides an up-to-date overview of the impacts of incentives-based
investments in new power plant capacity, especially in nuclear power, in western Europe
in the current political framework. However, the study does not claim to be a compre-
hensive work of the topic. Following on from this paper, investigations could address
generation adequacy, corresponding levels of required investment incentives, and other
investment support. In particular, the question of additional support could be investigated
in combination with the state-driven investment scenario. In addition, storage and demand
flexibility (by using, e.g., electrolyzers for the production of green hydrogen and fuels or
e-mobility) are other important flexibilities in order to lower peak demand, which would
be beneficial to analyze.

In order to switch to green fuels, a regulatory phase-out pathway of fossil methane may
be an option, for example, with an increasing addition of green hydrogen, e-methane, or
bio-methane in the gas system.

For the identification of more comprehensive political measures, the modeling frame-
work could be extended to the Scandinavian countries in order to be able to consider the
geographical conditions regarding (pumped) storage (potentials) and hydrogen production
there. Generally, the full integration of hydrogen, both supply and demand side, and
other flexibility options could provide additional insights. Despite the improvements
and limitations highlighted in some places in this paper, this paper provides many useful
findings and contributes to an increase in insights.

Data availability

Parts of the data used are available at http://dx.doi.org/10.5445/IR/1000152294.
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D.7. Appendix

D.7.A. Modeling capacity remuneration mechanisms
Decentralized obligation implementation

In 2015, France implemented a capacity market that scheduled an auction for 2017 for the
first time. In Réseau de Transport d’Electricité (2017), the design of the French capacity
market has been fully described. Following Réseau de Transport d’Electricité (2017), the
implementation in Zimmermann, Keles, and Fichtner (2017) and Kraft (2017) was developed
for the agent-based electricity market simulation model and is described briefly in the
following. Each utility and large consumer (obligated parties) must hold their respective
share of the peak load in the form of capacity obligations. This capacity is determined based
on the future annual maximum demand plus a security factor and a temperature factor.
The security factor considers local uncertainties and generation capacity abroad to meet
peak demand, which could also lead to a negative factor. Since temperature contributes
significantly to electricity demand, the temperature factor accounts for a one-in-ten-year
cold event. Similarly, demand-response or demand-side management measures may offer
obligations that reduce demand during peak load periods.

In the event of a shortage, the network operator calls shortage days and monitors the
sufficient number of existing obligations held by the obligated parties. In case of insufficient
commitments, the corresponding obligated parties are sanctioned. Through continuous
trading of the obligations, the utilities and consumers can react to customer fluctuations or
changes in the load forecast and, if necessary, purchase and sell. This system is designed
to allow the price of the obligations to be determined by the market. Risk aversion of the
agents is assumed. Hence, the obligated parties demand the obligations at the maximum
possible market price.

The underlying price of the capacity obligations for a year t takes into account the
annual difference ¢4ff (Equation between the expected revenues on the spot market
CF®P and the gap to cover all costs of the power plant j, i.e., fixed costs cf* and annuity

An (Equation D.g).

1 (9.4 .
ch;ff = max{0, An; + c]ﬁx - CFj’tp} Vj,t (D.7)
with
(QA+i)"-i
Anj = Investment; - ———— (D.8)
(1+i)" -1
diff

The difference costs ¢ are interpreted as the gap that cannot be covered by revenues
from activities on the electricity market but are necessary for economic operation in the
long-term. In addition, there are price caps for the capacity obligations on the market to
prevent incentives to exercise market power. For Equation 0 was set as the lower
bound since no power plant operator would offer certificates for less than 0 EUR/MW, as
the operators can also participate in the electricity markets without selling obligations and
would therefore gain no advantage. Furthermore, in Equationn [D.8] i is the interest rate,
and n is the expected lifetime (in years). Since PowerACE does not model changes in load
forecasts or customers during a simulation year, a market price and the corresponding
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quantity of the obligations are determined by one uniform price auction per simulation
year.

The investment decision is then determined analogously to Section using Equa-
tion by NPV taking into account the prediction of the market price of the capacity
obligations in variable CF*®M, The power plant dispatch is carried out via spot market
clearing. (Zimmermann, Keles, and Fichtner, 2017)

Central buyer implementation

The centralized form of a capacity market was developed by Keles, Bublitz, et al. (2016) for
the agent-based electricity market simulation model and is based on the Forward Capacity
Market of ISO New England Inc. (2014). This mechanism was assumed to be the most
proximate CRM for Italy, Poland, and Great Britain (Bublitz, Keles, et al., 2019), as well as
Belgium from 2025 onward (Elia Group, 2021).

The regulator determines the capacity requirements ConCap (Equation [D.9) for flexible,
primarily conventional, power plants four years in advance. The basis for the ConCap
is the peak load forecast DP*3X minus capacity credits for RES RE and imports Imp in
the respective auction year t. The safety margin R increases this capacity. The safety
margin can be used to control the desired generation adequacy but must also be cautiously
calibrated to avoid inefficiencies due to over- or under-capacity.

ConCap, = (1 + R)(DF*™ — RE, — Imp,) (D.9)

While the demand for capacity in this mechanism is determined administratively, oper-
ators of generating capacity can provide both existing capacity (for 0 EUR/MW) and new
capacity. According to Equation new capacity is offered at a price determined using
the NPV for power plant option j. The operators receive a secured payment p°e’ for new
capacity x years through the capacity market. For the remaining technical lifetime n, a
forecast for capacity payment pfore is considered. Furthermore, I is the investment, ¢™* is
the fixed annual costs, i is the interest rate, and CM is the expected contribution margins

of the electricity market sales.

el CMt,j — Cﬁx X 1

— J ffer
NPV; = —I,; + § —_— + p° E ;
! T A (1+i) =1 +i)

- v -

expected income energy secured income capacity
n (D.10)

fore 1 !
+ =0
P Z (140

t=x+1

expected income capacity

The regulator determines the floor and starting price depending on the cost of new entry
of the cheapest conventional investment option. The market price is then derived by a
descending clock auction using a demand curve described by Cramton and Stoft (2005).
All generating units receive the market price as a capacity payment. The power plant
dispatch is carried out via spot market clearing furthermore.

300



D.7. Appendix

Strategic reserve implementation

The modeling of strategic reserve (SR) in the agent-based electricity market simulation
model PowerACE is described in detail in Bublitz, Renz, et al. (2015) and Zimmermann,
Keles, and Fichtner (2017). In addition to the power plants available on the market, a reserve
is kept available for use in emergencies or when supply and demand in the electricity
market cannot be balanced. A central authority (i.e., transmission system operator or
regulator) contracts the required SR capacity annually. Power plants that undercut a
required cold start time are eligible to participate and offer their capacity at a price pof fer
based on their annual fixed ¢ and opportunity costs c°PP (Equation Iﬁl}

p;f fer _ max{cix, c](-)pp } (D.11)

In addition, a no-way-back rule was assumed, which precludes a return to the spot
market. Based on this rule, the opportunity costs from the resulting missed revenues
on electricity markets (spot markets, balancing energy markets) plus the option value of
possible participation in other electricity markets are considered in the determination
of the bids. Due to the rather sporadic use of a reserve, older power plants with a low
remaining technical lifetime are particularly suited for participation, which is why the
option value was assumed to be 0 (Keles, Bublitz, et al., 2016). In the end, the power plants
are allocated at minimum cost in the SR via a uniform price auction. The power plants are
only dispatched if the spot market does not yield a market result due to a supply shortage
at the maximum spot market price, starting with the power plant with the lowest variable
costs. The SR was assumed for Germany over the entire simulation period and in Belgium
until 2024.

D.7.B. Input data for the simulation model

As this study is focused on the French electricity market, the PowerACE model is extended
to include countries that particularly have a direct connection to the French grid: Spain and
Great Britain. In addition, Germany, Switzerland, Belgium, Luxembourg, the Netherlands,
Italy, Austria, Poland, the Czech Republic and Denmark were already integrated in the
model as described in previous studies (i.e., Zimmermann, Bublitz, et al. (2021)). Finally,
Portugal, as second major country of the Iberian Peninsula, has been added. All modeled
market areas and their assumed CRM are shown in Figure

For the exploratory model runs, large amounts of data are collected, preprocessed in a
database, and incorporated into the model (Table D.I). The investigation horizon is from
2015 to 2050 in hourly resolution for each year. The key input data is derived from the
National Trends Scenario of the Ten-year Network Development Plan 2020 (European Net-
work of Transmission System Operators for Electricity, 2020), which provides aggregated
annual data for demand (see Table and RES electricity production as well as capacity
(see Tables for the reference years 2025, 2030, and 2040. To match with the
model time horizon, the data is linearly extrapolated to 2050 applying the rate of increase
between the given years 2030 and 2040 to the full horizon of investigation. Historical
values are based on Eurostat (2020) and the Bundesamt fiir Energie (2020) for Switzerland.
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The weather year considered is 2018. All input data for years between the historical or the
reference years are automatically interpolated linearly by the model.

The capacity development of pumped storage power plants as well as that of battery
storage is taken from European Network of Transmission System Operators for Electric-
ity (2020), Eurostat (2020), and Bundesamt fiir Energie (2018). For battery storage, the
assumption of the size of the storage volume is identical to the symmetrical (dis-)charging
capacity.

The flexible power plants are represented block by block on the basis of the power plant
database by S&P Global (2016). In addition, further power plants are added to the database
on the basis of our own research. Assumptions on techno-economic parameters, start-up
costs of the power plants, and the main parameters for investments in new power plants
are primarily based on Schroder et al. (2013). The demand for balancing reserve capacity
is based on European Network of Transmission System Operators for Electricity (2022b)
and reduces the net output of the installed power plants.

The price developments for carbon certificates are shown in Figure with target
prices of 122 EUR/tco, and 150 EUR/tco,, however, with different paths. The prices for
fuels are from European Network of Transmission System Operators for Electricity (2020)
and are extrapolated linearly from 2040 onwards.

Trading capacities between market areas are based on European Network of Transmis-
sion System Operators for Electricity (2020) and on German TSOs (2019) for Germany. All
non-endogenously modeled markets are considered via static exchange flows based on
European Network of Transmission System Operators for Electricity (2022b).

Table D.6.: Annual production volumes in TWh of the RES type wind onshore for the
different market areas based on Eurostat (2020) until 2018 and European
Network of Transmission System Operators for Electricity (2020) National
Trends Scenario.

Market Area ) = 2016 2017 2018 2025 2030 2040 2050
[TWh]

AT 484 523 657 603 1135 1441 3510 55.79
BE 373 379 444 472 826 1145 17.01 2257
CH 011 011 013 012 034 052 421  7.89
cZ 057 050 059 061 100 217 354 491
DE 7469 7321 9541 98.00 137.04 17037 25173 333.09
DK 1059 9.68 1138 1004 1090 1148 1662 21.77
ES 4925 4883 49.01 50.74 86.03 12094 165.88 210.83
FR 20.81 20.81 23.81 27.50 53.62 8750 180.76 274.02
GB 2142 20.63 2634 3000 3.14 3111 49.09 67.06
IT 1484 17.69 17.74 17.72 2433 5170 6480 77.89
NL 570 562 7.40 749 303 1914 2813 37.13
PL 1086 1259 1491 1280 13.66 1502 21.26  27.50
PT 1160 1247 1225 1262 7.52  29.15 3976  50.38
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Table D.7.: Annual production volumes in TWh of the RES type wind offshore for the
different market areas based on Eurostat (2020) until 2018 and European
Network of Transmission System Operators for Electricity (2020) National

Trends Scenario.

Market Area )15 5016 2017 2018 2025 2030 2040 2050
[TWh]
BE 1.81 1.63 2.03 270 8.06 13.56 25.52 37.17
DE 594 6.71 10.28 1195 40.68 6595 152.02 226.26
DK 354 310 340 3.86 10.04 17.73 35.52 52.50
FR 0.00 000 0.00 0.00 984 1882 3332 48.97
GB 11.84 10.08 14.61 18.18 54.54 89.27 145.32 205.85
IT 0.00 000 0.00 0.00 0.00 0.00 274 4.56
NL 0.67 163 2.18 2.09 19.28 33.09 6593 97.02
PL 0.00 000 0.00 0.00 0.00 16.26 40.54 67.57
PT 0.00 000 0.00 0.00 033 058 154 2.35
Table D.8.: Annual production volumes in TWh of the RES type run of river for the

different market areas based on Eurostat (2020) until 2018 and European
Network of Transmission System Operators for Electricity (2020) National

Trends Scenario.

Market Area ) o 2016 2017 2018 2025 2030 2040 2050
[TWh]

AT 37.03 39.23 3850 37.62 33.84 37.81 4272 45.18
BE 079 083 078 074 031 101 122 133
CH 1660 1657 1595 1691 1542 16.17 18.17 19.17
cZ 183 190 178 160 117 158 211 237
DE 20.09 21.07 21.09 1953 16.83 3059 3249 33.44
DK 002 002 002 001 001 001 001 001
ES 27.89 3558 1876 32.69 2681 3698 4433 4801
FR 5549 60.22 50.52 6474 5855 59.12 63.70 65.99
GB 538 486 496 445 340 728 827 877
IT 4437 41.82 3593 47.89 35.89 4225 4684 49.14
NL 0.09 0.0 006 007 013 012 010 0.10
PL 205 221 256 201 124 203 279 3.17
PT 897 1548 698 1247 1417 17.01 2042 22.12
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Table D.9.: Annual production volumes in TWh of the RES type biomass for the different
market areas based on Eurostat (2020) until 2018 and European Network
of Transmission System Operators for Electricity (2020) National Trends

Scenario.
Market Area 012 5016 2017 2018 2025 2030 2040 2050
[TWh]
AT 4.35 4.45 4.61 4.59 3.43 3.37 3.36 3.35
BE 4.51 4.46 4.75 443 5.55 0.85 0.81 0.78
CH 0.48 0.54 0.65 0.63 3.68 4.86 4.86 4.86
CZz 4.70 4.66 4.85 4.73 4.99 5.91 591 5.91
DE 44.13 4451 44.52 4424 4528 36.80 26.41 16.02
DK 3.26 3.98 5.38 5.04 10.24 3.92 3.47 3.02
ES 5.00 4.95 5.31 5.14 6.99 9.18 8.09 7.01
FR 4.52 5.41 5.56 6.13 10.50 10.55 10.25 9.94
GB 25.89 2591 26.58 29.23 5540 31.21 29.28 27.35
IT 12.16 12.38 12.53 12.49 21.22 21.22 21.22 21.22
NL 2.94 2.90 2.70 2.38 26.24 1.80 1.59 1.38
PL 9.93 7.94 6.40 6.46 20.14 6.10 9.58 13.07
PT 2.81 2.77 2.86 2.83 5.06 5.06 5.06 5.06
Table D.10.: Annual production volumes in TWh of the RES type solar/ PV for the differ-
ent market areas based on Eurostat (2020) until 2018 and European Network
of Transmission System Operators for Electricity (2020) National Trends
Scenario.
Market Area 015 2016 2017 2018 2025 2030 2040 2050
[TWh]
AT 0.94 1.10 1.27 1.44 5.83 12.02 25.60 38.77
BE 0.00 0.00 0.00 0.00 7.20 9.92 13.30 17.38
CH 1.12 1.33 1.68 1.94 3.93 5.41 7.47 9.83
CZ 2.26 2.13 2.19 2.36 3.15 5.14 5.48 7.04
DE 38.73 38.10 3940 45.78 71.84 88.58 92.21 105.79
DK 0.00 0.00 0.00 0.00 1.45 2.37 5.59 8.35
ES 13.83 13.61 1436 12.71 43.05 79.64 103.22 143.33
FR 3.80 4.45 5.05 5.76 28.12 4586 68.19 94.90
GB 1.40 2.04 2.98 3.65 1598 17.74 27.41 35.03
IT 2294 2210 2438 22.65 3506 66.12 78.38 107.25
NL 0.01 0.05 0.09 0.30 8.96 17.32 18.59 25.01
PL 0.00 0.00 0.00 0.00 3.03 8.67 17.38 26.95
PT 0.46 0.48 0.52 0.51 6.94 8.20 23.36 34.30
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Table D.11.: Annual capacity development in GW of solar/ PV for the different market
areas based on Eurostat (2020) until 2018 and European Network of Trans-
mission System Operators for Electricity (2020) National Trends Scenario.

Market Area .= 2016 2017 2018 2025 2030 2040 2050
[GW]

AT 094 110 127 144 500 1201 22.00 27.00
BE 313 333 362 399 759 1045 1430 16.22
CH 139 166 190 217 400 550 7.60 8.65
CZ 208 207 207 208 300 490 523 540
DE 3022 40.68 42.29 4518 7330 9130 97.40 100.45
DK 0.78 085 091 100 140 230 570 7.40
ES 470 471 472 476 2278 4343 65.05 75.86
FR 714 770 861 9.62 2387 3896 5838 68.09
GB 960 11.93 1278 1312 1501 17.12 2690 31.79
IT 1890 1928 19.68 20.11 2648 50.88 61.05 66.13
NL 152 205 290 452 1090 25.00 25.00 25.00
PL 0.11 019 029 056 350 817 2016 26.15
PT 045 051 058 067 371 914 14838 17.74

Table D.12.: Annual capacity development in GW of wind onshore for the different
market areas based on Eurostat (2020) until 2018 and European Network
of Transmission System Operators for Electricity (2020) National Trends

Scenario.

Market Area ) o 9016 2017 2018 2025 2030 2040 2050
[GW]

AT 249 273 289 313 550 9.00 13.00 15.00
BE 146 166 192 208 343 428 541 598
CH 0.06 008 008 008 018 026 185 2.65
cZ 028 028 031 032 050 096 130 147
DE 4130 4528 50.17 5245 7050 81.50 90.80 95.45
DK 381 398 423 442 500 500 500 5.0
ES 22.94 2299 2312 2341 3896 4858 5351 55.97
FR 1030 1157 1350 1490 2654 36.06 60.01 71.99
GB 921 10.83 1260 13.55 1511 1750 18.26 18.64
IT 9.14 938 974 1023 1212 1752 22.14 24.45
NL 303 330 325 344 570 780 938 10.17
PL 489 575 576 577 700 7.24 770 7.93
PT 494 512 512 517 561 890 1293 1494
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Table D.13.: Annual capacity development in GW of wind offshore for the different
market areas based on Eurostat (2020) until 2018 and European Network
of Transmission System Operators for Electricity (2020) National Trends

Scenario.

Market Area
2015 2016 2017 2018 2025 2030 2040 2050

[GW]
BE 0.71 0.71 0.88 1.19 2.27 4.27 6.07 6.97
DE 3.28 4.15 541 6.40 10.80 17.05 35.55 44.80
DK 1.27 1.27 1.26 1.70 2.60 4.80 8.00 9.60
FR 0.00 0.00 0.00 0.00 2.92 4.92 8.36 10.09
GB 5.09 5.29 6.99 8.22 17.64 25.10 35.47 40.65
IT 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.60 0.60 0.60
NL 0.36 0.96 0.96 0.96 5.20 11.30 16.15 18.58
PL 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 3.60 10.32 13.68
PT 0.00 0.00 0.00 0.00 0.10 0.26 0.53 0.66

Table D.14.: Annual capacity development in GW of run of river for the different market
areas based on Eurostat (2020) until 2018 and European Network of Trans-
mission System Operators for Electricity (2020) National Trends Scenario.

Market Area .15 2016 2017 2018 2025 2030 2040 2050
[GW]

AT 13.65 1412 14.15 1452 1275 2151 18.05 1631
BE 142 143 142 142 080 081 081 081
CH 477 481 484 487 506 7.81 781 781
CZ 226 226 227 226 131 149 149 149
DE 1126 11.21 1112 1094 10.09 11.03 11.03 11.03
DK 001 001 001 001 001 001 001 001
ES 20.05 20.08 20.08 20.08 13.88 3695 36.95 36.95
FR 2555 25.62 2571 2579 23.69 36.66 3338 31.75
GB 468 474 477 478 316 3.88 3.88 3.88
IT 2222 2230 2243 2250 1597 28.13 28.13 28.13
NL 0.04 004 004 004 004 005 005 005
PL 237 239 239 239 138 140 140 140
PT 617 696 723 724 7.62 1247 1247 1247
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Table D.15.: Annual capacity development in GW of biomass for the different market
areas based on Eurostat (2020) until 2018 and European Network of Trans-
mission System Operators for Electricity (2020) National Trends Scenario.

Market Area .5 9016 2017 2018 2025 2030 2040 2050
[GW]

AT 113 112 102 100 061 060 060 0.60
BE 0.77 075 074 072 089 021 021 021
CH 0.03 003 004 004 091 120 120 1.20
cz 0.75 075 077 075 091 106 1.06 1.06
DE 724 745 775 836 794 664 524 454
DK 108 114 161 162 286 067 063 061
ES 0.90 090 090 091 159 223 223 223
FR 091 1.02 106 127 255 257 257 257
GB 434 473 491 637 838 489 514 527
IT 195 204 206 211 480 493 493 493
NL 046 044 045 045 454 054 054 054
PL 095 095 094 096 350 141 233 279
PT 054 055 054 061 101 111 121 127

Table D.16.: Annual demand volumes in TWh for the different market areas based on
Eurostat (2020) until 2018 and European Network of Transmission System
Operators for Electricity (2020) National Trends Scenario.

Market Area . o 5016 2017 2018 2025 2030 2040 2050
[TWh]

Austria 61.18  62.04 6289 6307 7689 7884 90.94 103.05
Belgium 81.67 8224 8228 8276 8735 9128 10497 118.67
Switzerland 5825 5824 5848 57.65 6245 6097 5664 5231
Czech Republic 54.48 5585 57.38 5800 7272 77.85 87.14  96.43
Germany 514.95 517.55 518.95 512.93 541.60 550.67 625.10 699.52
Denmark 30.81 3109 3129 31.08 5216 4582 57.16 6851
Spain 232.04 23251 239.10 23846 259.73 276.95 323.83 370.71
France 438.19 44598 44270 44029 496.44 485.86 504.87 523.88
Great Britain 30359 304.14 299.68 299.76 312.06 317.46 347.81 378.15
Ttaly 287.48 286.03 291.97 293.08 327.91 32444 322.18 319.91
Netherlands ~ 103.83 10546 10652 107.97 113.73 118.81 130.15 141.50
Poland 127.82 132.84 13579 14047 18072 182.21 206.14 230.06
Portugal 4581 4639 4664 4796 5246 5770 69.70  81.70
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Table D.17.: Development of nuclear capacity in France in different scenarios in GW.

Nuclear capacity
scenario [GW]

2030 2040 2050

Source

Policy Scenarios
(our assumption)

National Trends

Distributed Energy

Global Ambition

Futurs énergétiques 2050 MO
Futurs énergétiques 2050 M1
and M23

Futurs énergétiques 2050 N1
Futurs énergétiques 2050 N2
Futurs énergétiques 2050 NO3

53.0

58.2
58.2
56.6

38.0

43.1
49.0
37.2

40.0

N/A
N/A
N/A
0.0

16.0

29.0
39.0
51.0

Aligned with

French Government (2018)

target of being able to

cover about 50% of

generation by nuclear

power plants.

European Network of Transmission System Operators for Electricity (2020)
European Network of Transmission System Operators for Electricity (2020)
European Network of Transmission System Operators for Electricity (2020)
Réseau de Transport d’Electricité (2021)

Réseau de Transport d’Electricité (2021

Réseau de Transport d’Electricité (2021

(2021)
Réseau de Transport d’Electricité (2021)
(2021)
Réseau de Transport d’Electricité (2021)
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Table D.18.: Trading capacity between the market areas in GW for the year 2020. Values based on European Network of Transmission

System Operators for Electricity (2018, 2020) and German TSOs (2019).

From To AT BE CH CZ DE DK ES FR GB IT NL PL PT
AT - - 1200 900 7500 - - - - 405 - - -
BE - - - - 1000 - - 1800 1000 - 2400 - -
CH 1200 - - - 4600 - - 1300 - 4240 - - -
Cz 800 - - - 2100 - - - - - - 600 -
DE 7500 1000 2700 1500 - 1472 - 2300 0 - 4250 500 -
DK - - - - 1054 - - - 1400 - 0 1200 -
ES - - - - - - - 2600 - - - - 4200
FR - 3300 3150 - 1800 - 2800 - 2000 4350 - - -
GB - 1000 - - 0 1400 - 2000 - - 1000 - -
IT 235 - 1910 - - - - 2160 - - - - -
NL - 1400 - - 4250 0 - - 1000 - - - -
PL - - - 800 2500 1200 - - - - - - -
PT - - - - - - 3500 - - - - - -

xipuaddy 1q
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Table D.19.: Trading capacity between the market areas in GW for the year 2030. Values based on European Network of Transmission
System Operators for Electricity (2018, (2020) and German TSOs (2019).

From To AT BE CH CZ DE DK ES FR GB IT NL PL PT
AT - - 1700 1000 7500 - - - - 1655 - - -
BE - - - - 2000 - - 2800 1000 - 3400 - -
CH 1700 - - - 5700 - - 1300 - 6000 - - -
CzZ 1200 - - - 2600 - - - - - - 600 -
DE 7500 2000 4300 2000 - 4500 - 4800 2800 - 5500 2000 -
DK - - - - 4485 - - - 1400 - 700 1200 -
ES - - - - - - - 5000 - - - - 4200
FR - 4300 3700 - 4800 - 5000 - 6900 4350 - - -
GB - 1000 - - 1400 1400 - 6900 - - 1000 - -
IT 850 - 3700 - - - - 2160 - - - - -
NL - 3400 - - 5500 700 - - 1000 - - - -
PL - - - 800 3000 1200 - - - - - - -

PT - - - - - - 3500 - - - - - -
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Table D.20.: Trading capacity between the market areas in GW for the year 2040. Values based on European Network of Transmission
System Operators for Electricity (2018, 2020) and German TSOs (2019).

From To AT BE CH CZ DE DK ES FR GB IT NL PL PT
AT - - 1700 1000 7800 - - - - 1846 - - -
BE - - - - 2000 - - 4000 2800 - 4800 - -
CH 1700 - - - 7000 - - 2500 - 6150 - - -
Cz 1200 - - - 4500 - - - - - - 600 -
DE 7800 2000 5986 3900 - 5700 - 6600 1400 - 6200 3800 -
DK - - - - 5685 - - - 1400 - 700 1200 -
ES - - - - - - - 8600 - - - - 5829
FR - 5500 4900 - 6600 - 8600 - 7600 5300 - - -
GB - 2800 - - 1400 1400 - 7600 - - 2800 - -
IT 1666 - 4100 - - - - 3200 - - - - -
NL - 4800 - - 6200 700 - - 2800 - - - -
PL - - - 800 3000 1200 - - - - - - -
PT - - - - - - 5129 - - - - - -

xipuaddy 1q



D.7.C. Additional results

D.7.C.1. Cross-border flows

Table D.21.: Historical electricity trading between Italy and its directly connected markets
(European Network of Transmission System Operators for Electricity, [2022b)

[TWh]

Import Export NetExport Import/Export ratio

2015
2016
2017
2018
2019

45.63 4.38 -41.25 10.43
40.45 7.79 -32.66 5.19
44.03 6.34 -37.69 6.95
47.89 3.73 -44.17 12.85
45.12 6.65 -38.47 6.79

Table D.22.: Cumulated yearly net export flows from France to Germany based on simula-
tion results.

[TWh] High Low
Market Policy Market Policy

2025 0.23 0.26 0.81 0.86
2030 1.85 1.86 2.52 2.50
2035 -10.48 -8.24 -10.49 -8.45
2040 -7.87 -2.84 -7.04 -1.89
2045 -2.96 1.61 -2.01 3.31
2050 1.40 4.57 2.06 4.23

Table D.23.: Cumulated yearly net export flows from France to Switzerland based on
simulation results.

312

[TWh] High Low
Market Policy Market Policy

2025 19.86 19.84 20.18 20.13
2030 16.74 16.74 17.21 17.19
2035 10.59 12.20 10.87 12.55
2040 9.77 12.62 9.74 13.55
2045 11.55 14.09 11.66 15.45
2050 12.30 13.80 12.16 14.39
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Table D.24.: Cumulated yearly net export flows from France to Belgium based on simula-
tion results.

[TWh] High Low
Market Policy Market Policy

2025 3.60 3.58 3.87 3.81
2030 5.75 5.78 6.27 6.26
2035 -0.16 1.47 -0.52 1.25
2040 4.59 6.60 4.24 6.99
2045 7.31 9.30 6.46 9.86
2050 9.52 11.29 9.14 11.10

Table D.25.: Cumulated yearly net export flows from France to Italy based on simulation
results.

[TWh] High Low
Market Policy Market Policy

2025 35.34 35.33 35.32 35.30
2030 31.06 31.12 31.47 31.42
2035 25.50 26.88 26.09 27.77
2040 19.26 23.62 19.30 23.47
2045 18.40 21.77 18.74 21.93
2050 17.17 19.36 16.52 19.62

Table D.26.: Cumulated yearly net export flows from France to Spain based on simulation

results.
[TWh] High Low
Market Policy Market Policy
2025 0.77 0.92 0.33 0.40

2030 -17.58 -17.56  -17.48 -17.54
2035 -23.97 -23.07  -23.72 -22.65
2040 -28.53 -25.04  -28.16 -25.70
2045 -24.86 -22.70  -24.83 -22.80
2050 -18.37 -17.09  -19.19 -16.68
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Table D.27.: Cumulated yearly net export flows from France to Great Britain based on
simulation results.

[TWh]

Low

Market Policy

2025
2030
2035
2040
2045
2050

High
Market Policy
17.86 17.71
19.80 19.79
5.33 7.44
9.56 10.70
7.70 10.27
7.45 9.82

17.68
18.40
2.54
6.97
6.44
6.94

17.78
18.50
3.23
10.69
10.59
9.46

D.7.C.2. Prices

70
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30

20

Total Average Wholesale Price [EUR/MWh]

2020 2025

2030

Pol Low (filtered)

2035
Mkt Low (filtered)

Mkt Low

2045 2050

Pol Low

Figure D.11.: Unweighted annual average wholesale spot market prices for France and
the neighboring market areas for the Policy Scenario (Pol) and the Market
Scenario (Mkt) in the Low sensitivity. The lines depict average prices for
the scenarios. The dashed lines show the average prices for the different
scenarios when the negative prices are filtered out and set to zero. The year
2020 shows historical values based on European Network of Transmission
System Operators for Electricity (2022b). None of the prices take into
account levies for Grid, RES, or CRM.

314



D.7. Appendix

2030 Market 2030 Policy
300 | , 300 ,
= =
< 200 T A = 200 T
= [ = [
% — T — o | % - T — _ I
@ 100} ! [ T [ T [ I 2 100l | | T | T ‘ o
MCECEECER MCEECEGECE
9o 9
& ot T N ] & o N | ]
1 s 1 1 1 €
T T
100 — ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ 100 ‘
DE FR CH BE GB IT ES DE FR CH BE GB IT ES
2040 Market 2040 Policy
300 1 300 1
= o _ _ _ _ . = T T T T 7T _
Z 200} ] \ \ \ \ T S 200f | | | | I
= [ [ [ [ [ [ = [
s [ = [ [ [ [ [ [
S [ [ [ [ [ [ [ > [ [ [ [ [ [ |
W, 100 r 1 &, 100 1
[0] [0}
O o
T T I 1 I 1 T I 1 1T I I 1 =T
100 — ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ 100 — ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘
DE FR CH BE GB IT ES DE FR CH BE GB IT ES
2050 Market 2050 Policy
300F _ _ L 1 300 f L 1
[ [ [ [ — | [
g I I T I \ I T g T [ \ T
2001 | | | I I I 1 200 f - | I I 1
= | | | | | | ‘ = ‘ n ! | | -
o | | | | | | ‘ o ! ! | | |
2 [ 2 [ [ [ [
W, 100 r 1 W, 100t ‘ |
[0} [0}
9 9o
n_ o | | D- 0 7 @ @ @ |
T T T T
100 — ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ 100 — ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘
DE FR CH BE GB IT ES DE FR CH BE GB IT ES

Figure D.12.: Box plots of wholesale prices between 2030 and 2050 for all market areas
surrounding France for the Policy Scenario (Pol) and the Market Scenario
(Mkt) for the Low sensitivity. For a better visualization, the outliers are not
shown. The average is indicated as diamond. None of the prices take into
account levies for Grid, RES, or CRM.
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Table D.28.: Annual arithmetic mean of spot market prices historically (2015 and 2020
based on European Network of Transmission System Operators for Electric-
ity (2022b) day-ahead auction results) and simulated (from 2025) for France
and the neighboring market areas for the Market High Scenario. None of the
prices take into account levies for Grid, RES, or CRM.

[EUR/MWh] FR DE BE CH ES GB IT

2015 38.47 31.63 44.68 40.18 50.32 5533 52.19
2020 32.11 30.40 31.78 33.87 33.87 4139 37.66
2025 64.01 63.54 65.03 68.18 57.81 6692 77.19
2030 51.12 49.33 51.26 56.79 24.84 55.81 63.05
2035 52.25 4397 4993 57.01 25.29 52.53 66.44
2040 40.60 3494 3998 4535 19.29 41.72 52.64
2050 13.57 1398 17.19 17.50 128 17.59 26091

Table D.29.: Annual arithmetic mean of spot market prices historically (2015 and 2020
based on European Network of Transmission System Operators for Electric-
ity (2022b) day-ahead auction results) and simulated (from 2025) for France
and the neighboring market areas for the Market Low Scenario. None of the
prices take into account levies for Grid, RES, or CRM.

[EUR/MWh] FR DE BE CH ES GB IT

2015 38.47 31.63 44.68 40.18 50.32 5533 52.19
2020 32.11 30.40 31.78 33.87 33.87 4139 37.66
2025 63.25 63.17 64.29 67.28 56.76 66.06 75.86
2030 49.30 47.80 49.53 5494 23.54 53.09 61.09
2035 4890 4085 46.46 53.76 2293 48.08 62.49
2040 36.80 31.32 35.87 41.61 16.67 36.60 48.49
2050 13.56 1495 1696 1736 036 16.93 25.60
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Table D.30.: Annual arithmetic mean of spot market prices historically (2015 and 2020
based on European Network of Transmission System Operators for Electric-
ity (2022b) day-ahead auction results) and simulated (from 2025) for France
and the neighboring market areas for the Policy High Scenario. None of the
prices take into account levies for Grid, RES, or CRM.

[EUR/MWh] FR DE BE CH ES GB IT

2015 38.47 31.63 44.68 40.18 50.32 55.33 52.19
2020 32.11 30.40 31.78 33.87 33.87 4139 37.66
2025 64.04 63.60 65.09 6814 5778 6693 77.18
2030 51.14 49.42 5130 56.77 2490 55.87 63.14
2035 50.86 43.53 49.14 56.04 24.69 51.87 65.89
2040 35.14 31.61 3545 4089 17.01 36.65 49.17
2050 841 1236 14.57 14.25 -0.85 1596 24.55

Table D.31.: Annual arithmetic mean of spot market prices historically (2015 and 2020
based on European Network of Transmission System Operators for Electric-
ity (2022b) day-ahead auction results) and simulated (from 2025) for France
and the neighboring market areas for the Policy Low Scenario. None of the
prices take into account levies for Grid, RES, or CRM.

[EUR/MWh] FR DE BE CH ES GB IT

2015 38.47 31.63 44.68 40.18 50.32 5533 52.19
2020 32.11 30.40 31.78 33.87 33.87 4139 37.66
2025 63.31 63.16 6433 6735 56.82 6611 75.97
2030 49.31 47.79 49.54 5496 23.52 53.16 61.06
2035 46.62 3959 44.78 51.94 2196 4598 61.40
2040 33.37 29.95 3346 39.66 15.21 34.44 46.81
2050 6.03 9.00 11.29 1198 -2.66 12.19 20.99
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Table D.32.: Correlation coefficient between hourly market prices of the neighboring
market areas around France in the year shown based on the Policy High Sce-
nario. 2020 values based on historical day-ahead auction market prices taken
from European Network of Transmission System Operators for Electricity

(2022D).

Correlation ., 5030 2040 2050
coefficient

CH FR 094 091 093 092
CH DE 085 088 092 087
FR DE 0.88 093 090  0.80
CH IT 090 085 085 0.78
FR IT 087 077 079 074
DE IT 0.76 073 075 0.5
FR ES 078 053 066 0.62
FR BE 0.94 096 094 0.90
CH BE 091 091 092 089
CH ES 0.77 048 059 052
DE ES 0.63 045 053 035
DE BE 090 096 093 088
ES BE 071 049 059 049
IT BE 083 076 076 069
IT ES 0.76 047 056 053
GB FR 0.76 089 090 0.82
GB ES 058 042 055 042
GB DE 067 087 088 081
GB CH 0.73 081 087  0.80
GB IT 070 066 071  0.60
GB BE 0.76 090 095 0091
Sum 16.62 15.63 16.49 14.99
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Table D.33.: Correlation coefficient between hourly market prices of the neighboring
market areas around France in the year shown based on the Market Low Sce-
nario. 2020 values based on historical day-ahead auction market prices taken
from European Network of Transmission System Operators for Electricity

(2022D).

Correlation .0 2030 2040 2050
coeflicient

CH FR 0.94 091 093 092
CH DE 0.85 088 090 081
FR DE 0.88 093 088 074
CH IT 0.90 084 086 081
FR IT 087 076 080 0.77
DE IT 0.76 073 075  0.63
FR  ES 0.78 053 064 059
FR BE 0.94 097 094 0091
CH BE 091 090 091 0.89
CH ES 0.77 1048 058 050
DE ES 0.63 046 051 032
DE BE 0.90 097 092 081
ES BE 0.71 049 057 048
IT BE 083 075 076 071
IT ES 0.76 046 055 051
GB FR 0.76 090 089 0.3
GB ES 058 043 053 042
GB DE 0.67 088 087 0.76
GB CH 0.73 083 086 081
GB IT 070 067 071 0.3
GB BE 0.76 092 095  0.92
Sum 16.62 15.67 16.35 14.78

319



Table D.34.: Correlation coefficient between hourly market prices of the neighboring
market areas around France in the year shown based on the Market High
Scenario. 2020 values based on historical day-ahead auction market prices
taken from European Network of Transmission System Operators for Elec-

tricity (2022b).

Correlation ., 5030 2040 2050
coefficient

CH FR 094 091 094 092
CH DE 085 087 090 0.6
FR DE 0.88 092 088 0.79
CH IT 090 085 086 0.80
FR IT 087 077 080 0.76
DE IT 0.76 073 075  0.66
FR ES 0.78 053 064  0.60
FR BE 0.94 096 095 091
CH BE 091 090 092  0.90
CH ES 0.77 048 059 051
DE ES 0.63 045 051 035
DE BE 090 096 092 085
ES BE 071 049 058 050
IT BE 083 076 077 071
IT ES 0.76 047 055 051
GB FR 0.76 089 089 0.4
GB ES 058 042 053 043
GB DE 067 087 087 0.79
GB CH 0.73 081 086 081
GB IT 070 066 072 0.3
GB BE 076 091 095 0.2
Sum 16.62 15.63 16.39 15.03
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D.7.C.3. Capacity development
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Figure D.13.: Simulated installed capacity development of flexible power plants of all con-
sidered market areas for the Policy Scenario (Pol) and the Market Scenario
(Mkt) as well as Low and High carbon price path.

D.7.C.4. Cash flows

Figures[D.14D.17|below show the cash flows for the different fuel types for the French
power plants. Due to the high installed capacity of the nuclear power plants, the cash
flows in 2025, 2030, and 2035 are by far the highest. Overall, the cash flows of the nuclear
power plants decrease in all scenarios and sensitivities. In the Policy scenarios, however,
the cash flows of all power plants are constant in the years 2040-2050.
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Figure D.14.: Annual cash flows of the individual energy sources divided into revenue
from the spot market and CRM for the Policy High Scenario in France
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The cash flows of the gas-fired power plants increase over the simulation time horizon.
In the Policy scenarios less, in the Market scenarios, the cash flows of the gas-fired power
plants increase more due to their considerably higher installed capacity in 2035-2040
compared to the Policy Scenario. Oil-fired power plants and waste remain at a comparably
low level.

30

N
@]

N
o

Cash flows [bn. EUR]
[ [
o wv o wv
Uranium I

- . = B _ m _ I " m I |
g 2 z 5 2 G - 2 5 2
=) =) =) =} =
2025 2030 2035 2040 2045 2050
M Spot ® CRM

Figure D.15.: Annual cash flows of the individual energy sources divided into revenue
from the spot market and CRM for the Policy Low Scenario in France

The cash flow share generated by CRM strongly depends on the fuel type of power
plants. Overall, the shares of CRM cash flows for nuclear power plants are low, and the
majority of revenues are received via the spot market with the sale of electricity. Oil-fired
power plants are used only to cover peak loads and obtain almost all their income via
the CRM. For gas-fired power plants, the share of payments through the CRM increases
towards 2045 and 2050 to more than half of the annual cash flows in the Policy scenarios.
In the Market scenarios, the power plants receive a substantial share of payments via the
CRM from 2040 at the latest. Overall, this means considerable doubts about the profitable
operation of the nuclear power plants in the Policy scenarios under the assumptions made
in these simulations.
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Figure D.16.: Annual cash flows of the individual energy sources divided into revenue
from the spot market and CRM for the Market High Scenario in France
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Figure D.17.: Annual cash flows of the individual energy sources divided into revenue
from the spot market and CRM for the Market Low Scenario in France

D.7.D. Sensitivity analysis
D.7.D.1. Variation of RES scenarios

To evaluate the robustness, further model runs are performed with variations of different
input parameters. In the following section, ceteris paribus, two variations of RES scenarios
with higher RES generation volumes from the 2022 Ten-year Network Development Plan
are simulated and presented, each with the already known carbon price paths. Figure
shows the generation volumes of the original scenario (European Network of Transmission
System Operators for Electricity, compared to the Global Ambition and Distributed
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Energy scenarios (European Network of Transmission System Operators for Electricity,
2022a) for all modeled market areas. 2017 is considered as weather year. The graph clearly
shows the higher RES generation volumes compared to the original scenario.
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Figure D.18.: RES Generation of the Global Ambition and Distributed Energy scenarios
from TYNDP 2022 (European Network of Transmission System Operators
for Electricity, compared to the original scenario (National Trends)
from TYNDP 2020 (European Network of Transmission System Operators
for Electricity, for all modeled market areas

The comparison of the RES generation volumes in France is shown in Figure
Also, France’s quantities of the Global Ambition and the Distributed Energy Scenario are
considerably higher than the original scenario. The amounts of the two scenarios in 2050
are almost identical.

D.7.D.2. Capacity in all modeled areas

Initially, the capacities for all modeled market areas are shown. Figures and
show the capacity development for the Global Ambition RES scenario, while Figures
and [D.23| show the results under the Distributed Energy scenario.

Overall, a slightly less flexible power plant capacity is installed in all scenarios due
to the higher RES capacities. However, lower investments are made in the Distributed
Energy scenario than in the Global Ambition scenario. The differences in investments in
the respective types of power plants are more evident. There is no investment in nuclear
capacity in the Market Scenario, not even in the Market High Scenario, which is different
from the original scenario. However, there are more investments in OCGT and oil-fired
power plants compared to the original scenario, so the share of CCGT decreases. The RES
development is not discussed here, as the capacity is exogenously given. Overall, however,
the results are robust with respect to the flexible capacity development.
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Figure D.19.: RES Generation of the Global Ambition and Distributed Energy scenarios
from TYNDP 2022 (European Network of Transmission System Operators
for Electricity, compared to the original scenario (National Trends)
from TYNDP 2020 (European Network of Transmission System Operators
for Electricity, for France
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Figure D.20.: Capacity development including RES for all modeled market areas in the
Global Ambition scenario (European Network of Transmission System

Operators for Electricity, 2022a)
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Figure D.21.: Capacity development for all modeled market areas in the Global Ambition
scenario (European Network of Transmission System Operators for Electric-

ity, 20222
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Figure D.22.: Capacity development including RES for all modeled market areas in the
Distributed Energy scenario (European Network of Transmission System

Operators for Electricity, 2022a)
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Figure D.23.: Capacity development for all modeled market areas in the Distributed
Energy scenario (European Network of Transmission System Operators for

Electricity,

D.7.D.3. Capacityin France

Regarding capacity development in France (Figures [D.24] and [D.25), robust results are
shown. The differences in capacities are mainly due to the different RES capacities, which
are exogenously given. However, there are differences to the original scenario in which
far more is invested in CCGT. In both sensitivities, however, investments are made in
OCGT and oil-fired power plants, reflecting the higher demand for flexible and low-cost
power plants due to the higher RES generation. These graphs also show that there are no
investments in nuclear power plants. However, the total installed capacity is marginally
different due to the incentives of the CRM in France, whose parameters are not changed.
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Figure D.24.: Capacity development including RES for France in the Global Ambition Sce-
nario (European Network of Transmission System Operators for Electricity,

20224
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Figure D.25.: Capacity development including RES for France in the Distributed Energy
Scenario (European Network of Transmission System Operators for Electric-

ity 20224)

D.7.D.4. Carbon emissions

In the following section, the carbon emissions are presented. Table (all modeled
market areas) and Table[D.36(France) show the results for the Distributed Energy scenario,
while Table (all modeled market areas) and Table (France) show the results of
the emissions development for the Global Ambition scenario. The significant increases in
RES generation volumes provide clearly higher reductions in carbon emissions, but the
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increased volumes are still insufficient for full decarbonization. However, the differences
are very robust and are similar to the original scenario.

Table D.35.: Change in cumulated carbon emissions in all simulated market areas com-
pared to 2020’s emissions for the different scenarios and sensitivities in the
Distributed Energy scenario; differences are indicated between the scenarios
for the same carbon sensitivity.

2020 Market Policy Difference Difference
=1 Low High | Low High | High [%] Low [%]
2020 | 1.00  1.00 1.00  1.00 0 0
2025 | 0.71 070 | 0.71 0.70 0 0

2030 | 0.49 048 | 049 048 0 0
2035 | 034 033 | 033 032 -4 -4
2040 | 0.24 0.24 | 0.21 0.21 -10 -10
2045 | 0.21 0.21 | 0.19 0.19 -11 -11
2050 | 0.20 0.20 | 0.18 0.18 -13 -13

Due to the higher RES quantities in both scenarios, the carbon emissions in France
decrease compared to the original scenario. However, the medium-term increase (as
soon as some nuclear power plants are decommissioned, driven by our assumptions) of
emissions in France remains.

Table D.36.: Change in cumulated carbon emissions in France compared to 2020’s emis-
sions for the different scenarios and sensitivities in the Distributed Energy
Scenario; differences are indicated between the scenarios for the same carbon

sensitivity.

2020 Market Policy Difference Difference
=1 Low High | Low High | High [%] Low [%]
2020 | 1.00 1.00 | 1.00 1.00 0 0
2025 | 0.80 0.79 | 0.79 0.78 -1 -1
2030 | 0.76 0.72 | 0.75 0.72 0 0
2035 | 1.77 1.72 | 1.01 1.01 -43 -41
2040 | 2.27 218 | 0.66 0.57 -71 -74
2045 | 2.19 2.07 | 037 0.32 -83 -85
2050 | 236 2.26 | 0.29 0.29 -88 -87
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Table D.37.: Change in cumulated carbon emissions in all simulated market areas com-
pared to 2020’s emissions for the different scenarios and sensitivities in the
Global Ambition scenario; differences are indicated between the scenarios for

the same carbon sensitivity.

2020 Market Policy Difference Difference
=1 Low High | Low High | High [%] Low [%]
2020 | 1.00 1.00 1.00  1.00 0 0
20251 0.73 072 | 0.73 0.72 0 0
2030 | 0.52 051 | 052  0.51 0 0

2035 | 041 040 | 039 0.38 -4 -4
2040 | 0.31 031 | 0.28 0.28 -11 -11
2045 | 0.27  0.27 0.24 0.24 -12 -12
2050 | 0.25 025 | 0.22 0.22 -12 -12

Table D.38.: Change in cumulated carbon emissions in France compared to 2020’s emis-
sions for the different scenarios and sensitivities in the Global Ambition
scenario; differences are indicated between the scenarios for the same carbon

sensitivity.

2020 Market Policy Difference Difference
=1 Low High | Low High | High [%] Low [%]
2020 | 1.00  1.00 1.00  1.00 0 0
2025 | 0.82 0.81 | 0.82 0.81 0 0

2030 | 0.78 0.75 | 0.78 0.75 0 0
2035 | 2.48 252 133 1.33 -47 -47
2040 | 3.18 3.17 | 0.87 0.88 -73 -72
2045 | 2.70 2.71 | 045 0.45 -84 -83
2050 | 2.54 2.52 0.36  0.36 -86 -86

D.7.D.5. Spot market prices

The results of the price analysis show the most considerable differences from the original
scenario. Figure shows the development of the average spot wholesale market prices
for the Global Ambition scenario, and Figure shows the result for the Distributed

Energy scenario.

330



D.7. Appendix

50

40

30

20

10

Average Wholesale Market Price [EUR/MWh]

2020 2025
-10
-20
-30
-40
—— Mkt High Mkt Low Pol High Pol Low
===Mkt High (filtered) Mkt Low (filtered) Pol High (filtered) Pol Low (filtered)

Figure D.26.: Average wholesale prices between 2020 and 2050 in France for the Policy
Scenario (Pol) and the Market Scenario (Mkt) as well as Low and High car-
bon price path with Global Ambition (European Network of Transmission
System Operators for Electricity, 2022a) assumptions; the lines depict aver-
age prices for the scenarios. The dashed lines show the average prices for
the different scenarios when the negative prices are filtered out and set to
zero. The year 2020 shows historical values based on European Network of
Transmission System Operators for Electricity (2022b). None of the prices
into account levies for Grid, RES, or CRM.

Thus, the spot market prices decrease sharply (without considering the levies for CRM,
grid, or RES) compared to the original scenario. Since the prices until 2050 strongly depend
on the bidding behavior of RES, the assumption is made as before that RES bid into the
market with negative (i.e., current behavior). In the filtered case, the negative prices are
filtered out and set to zero. Compared to the filtered curve, it appears that the RES are
price-setting in many hours. Furthermore, the price differences between the carbon price
scenarios disappear almost completely. Hence, the influence of carbon prices on the spot
market price with high RES capacities decreases as expected since fewer carbon-emitting
generation technologies will be price-setting.

Overall, however, the higher volumes still lead to cross-border effects and a reduction
in prices in all markets, which can be seen in Table Nevertheless, compared to the
original scenario, the price differences decrease to merely 0.27 to 1.86 EUR/MWh price
reduction in the Global Ambition scenario and 0.12 to 1.69 EUR/MWh in the Distributed
Energy scenario. Due to the reduced prices, the percentage price changes are no longer
comparable. Overall, all effects investigated in the original scenario could be shown in the
additional sensitivities in the same or similar way:.
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Figure D.27.: Average wholesale prices between 2020 and 2050 in France for the Policy
Scenario (Pol) and the Market Scenario (Mkt) as well as Low and High car-
bon price path with Distributed Energy (European Network of Transmission
System Operators for Electricity, |[2022a) assumptions; the lines depict aver-
age prices for the scenarios. The dashed lines show the average prices for
the different scenarios when the negative prices are filtered out and set to
zero. The year 2020 shows historical values based on European Network of
Transmission System Operators for Electricity (2022b). None of the prices
into account levies for Grid, RES, or CRM.

Table D.39.: Change in the average market prices in France and the neighboring countries
depending on the RES Scenario

Year Global Ambition Decentral Energy
Abs. [EUR/MWh] [%] | Abs. [EUR/MWh] [%]
DE -0.28 -2.1 -0.12 -1.4
FR -1.86 -38.0 -1.69 -125.5
BE -0.81 -8.4 -0.57 -11.3
IT -0.27 -0.6 -0.45 -1.6
GB -0.52 -44 .4 -0.41 -8.2
ES -0.81 -3.5 -0.65 -29.5
CH -0.79 -3.6 -0.66 -4.8
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