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1. Einleitung 

Die European Energy Exchange AG (EEX) begrüßt das vom Bundesministerium für Wirtschaft und 

Energie (BMWi) vorgelegte Grünbuch „Ein Strommarkt für die Energiewende“. Es ist ein wichtiger 

Beitrag in der Debatte um ein zukünftiges Strommarktdesign. 

Die EEX – zumal als öffentlich-rechtliche Börse – ist in vielfacher Hinsicht von der Debatte über 

das Design der Strommärkte betroffen. Daher nehmen wir die Gelegenheit zur Stellungnahme 

wahr und möchten auf die aus unserer Sicht wesentlichen Aspekte eingehen.  

Die EEX bekennt sich zur Energiewende in Deutschland. Der Energiehandel und insbesondere die 

Energiebörsen haben bereits einen wesentlichen Beitrag zum Gelingen der Transformation des 

Energiesystems geleistet. Angesichts der Herausforderungen, die sich aus dem fortschreitenden 

Ausbau erneuerbarer Energien ergeben, ist es aus unserer Sicht gleichwohl wichtig, den Strom-

markt auf ein langfristig tragfestes Fundament zu stellen. Im Sinne eines liberalisieren Energie-

marktes sollten Marktmechanismen und Wettbewerb auch in Zukunft an erster Stelle stehen. 

Zu einem weiterentwickelten und optimierten Strommarkt gehören auch neue Produkte, die dazu 

beitragen, die Herausforderungen der Energiewende erfolgreich zu meistern. Die EEX wird in en-

ger Abstimmung mit den Handelsteilnehmern konkrete Lösungen im Markt schaffen, die helfen 

werden, die Energiewende zum Erfolg zu führen. Dazu hat die EEX Anfang Februar ein erstes 

Konzept für konkrete Produktvorschläge – so genannte Energiewendeprodukte – vorgelegt. Ein 

Konzeptpapier, das diese Ansätze erläutert, befindet sich im Anhang zu der Stellungnahme. 

Bereits im Vorfeld haben wir uns bei zahlreichen Gelegenheiten in die Diskussion eingebracht – 

sei es zur Förderung erneuerbarer Energien, zu Auswirkungen von Kapazitätsmechanismen auf 

die Effizienz der Stromversorgung oder zur Bedeutung der einheitlichen deutsch/österreichischen 

Preiszone für den Stromhandel. Auf weiterführende Positionspapiere der EEX wird daher an ent-

sprechender Stelle in der Stellungnahme verwiesen. Zuletzt haben EEX und EPEX SPOT Ende 

Februar ein Gutachten zur ökonomischen Effizienz von Preiszonen-Zuschnitten vorgelegt, das 

ebenfalls als Anhang zu der Stellungnahme beigefügt ist. 

 

 

Über die EEX 

Die European Energy Exchange (EEX) ist die führende europäische Energiebörse. Sie entwickelt, 

betreibt und vernetzt sichere, liquide und transparente Märkte für Energie- und Commodity-

Produkte. An der EEX werden Kontrakte auf Strom, Kohle und Emis-sionsberechtigungen sowie 

Fracht- und Agrarprodukte gehandelt oder zum Clearing registriert. Zur EEX-Gruppe gehören wei-

terhin EPEX SPOT, Powernext, Cleartrade Exchange (CLTX) und Gaspoint Nordic. Clearing und 

Abwicklung der Handelsgeschäfte übernimmt das Clearinghaus European Commodity Clearing 

(ECC). 
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2. Zusammenfassung 

1) Der Markt ist bereits auf dem Weg zum Strommarkt 2.0 und entwickelt selbständig 

neue Lösungen für die Herausforderungen der Energiewende 

Die EEX-Gruppe unterstützt aktiv den Übergang zu einem Strommarkt 2.0. Der Weg dorthin ist mit 

zahlreichen vom Markt selbst initiierten Maßnahmen bereits eingeschlagen worden. Der Strom-

markt entwickelt, ausgehend von einem liquiden Handel, in standardisierten Produkten Lösungen, 

um Flexibilität einen marktbasierten Preis zu geben. EEX und EPEX SPOT planen die Einführung 

neuer Produkte, mit denen sich Flexibilität in der kurzen wie in der langen Frist effektiv vermarkten 

lässt. Dieser marktgetriebene Prozess sollte durch stabile gesetzliche Rahmenbedingungen unter-

stützt werden. 

2) Grünbuch ist wertvoller Beitrag  

Die EEX begrüßt ausdrücklich den vom Bundesministerium für Wirtschaft und Energie eingeleite-

ten Prozess zur Entwicklung eines Strommarktes für die Zukunft. Die Einbeziehung sowohl der be-

troffenen energiewirtschaftlichen Akteure als auch der interessierten Öffentlichkeit ist wichtig, um 

einerseits fachlich fundierte Entscheidungen treffen zu können und andererseits größtmögliche 

Akzeptanz und Unterstützung zu erfahren.  

3) Gezielte Weiterentwicklung eines funktionierenden Marktes 

In den zurück liegenden 15 Jahren der Liberalisierung haben sich die Energiemärkte, ihre Produk-

te und auch alle handelnden Akteure gleichermaßen weiterentwickelt. Das zeigt sich in der Reife 

der Märkte mit hoher Liquidität und aussagekräftigen Preissignalen und in der Anzahl und Profes-

sionalität der Marktakteure. Viele der im Grünbuch skizzierten marktseitigen Verbesserungspoten-

tiale sind bereits oder werden momentan erschlossen. Der Markt hat bereits aus sich heraus den 

Weg zu einem Strommarkt 2.0 eingeschlagen. Es gilt, auf bewährten Mechanismen und Produkten 

aufzubauen, diese weiterzuentwickeln und zu optimieren; ein völlig neues Marktdesign ist dagegen 

nicht notwendig. 

4) Strukturelle Änderungen unabdingbar – Abbau von Überkapazitäten 

Sowohl die Erhebungen des Grünbuchs als auch die vorangegangenen Leitstudien zum Strom-

markt zeigen, dass der deutsche Strommarkt gegenwärtig von einer Situation der Überkapazität 

gekennzeichnet ist. Auch wenn Uneinigkeit herrscht bei der Frage nach der tatsächlichen Größen-

ordnung dieser Überkapazitäten und der Frage, inwieweit auch ausländische Kapazitäten zu be-

rücksichtigen sind, wird diese Einschätzung im Grundsatz von den meisten Energiemarktakteuren 

geteilt. Daraus ergibt sich die Notwendigkeit eines Strukturwandels. Denn der Systemumbau mit 

dem Ziel eines 80%-Anteils erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung bis 2050 führt zwangs-

läufig dazu, das bisher vorhandene konventionelle Kapazitäten bis zu einem gewissen Grad aus 

dem Markt ausscheiden müssen. Es wäre eine ineffiziente Maßnahme, dauerhaft zwei weitgehend 

redundante Kraftwerksparks vorzuhalten.  
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5) Flexibilität ist das zentrale Element eines Strommarktes 2.0  

Flexibilitätsbedarf entsteht durch die zunehmende Erzeugung von Strom aus erneuerbaren Ener-

gien, welche bis kurz vor der Einspeisung elektrischer Energie in das Stromversorgungsnetz nicht 

verlässlich planbar ist. Die Marktakteure benötigen Instrumente, um ihre Positionen in Situationen 

ohne Wind und Sonne („dunkle Flaute“) kurzfristig anpassen zu können und Unausgeglichenheiten 

zwischen Erzeugung und Verbrauch zu vermeiden. Das bedeutet, dass sowohl die Erzeugung von 

als auch die Nachfrage nach elektrischer Energie noch flexibler werden müssen, um die wetterbe-

dingt schwankende Einspeisung durch erneuerbare Energien in den Markt integrieren zu können.  

6) Marktpreis als zentrales Entscheidungskriterium 

Im liberalisierten Strommarkt ist der Marktpreis zentrales Entscheidungskriterium. Das Preissignal 

ist maßgebend für den Einsatz von konventionellen Kraftwerken, für die Vermarktung erneuerbarer 

Energien und für Investitionsentscheidungen. Beim Übergang in einen Strommarkt 2.0 müssen 

diese Funktionen gestärkt und erweitert werden. Das Preissignal muss als Richtschnur für den Ab-

bau von Überkapazitäten dienen; für Flexibilität sollte es kurzfristig eine Steuerungsfunktion und 

langfristig eine Finanzierungsfunktion ausüben. Es ist unabdingbar, dass Marktpreise stets die tat-

sächliche Situation am Markt abbilden – dazu gehören auch Knappheitspreise. Wichtig ist, dass 

sich die Politik gerade in Knappheitssituationen, in denen hohe Marktpreise entstehen und das 

Preissignal seine Steuerungswirkung entfaltet, zu diesen Marktpreisen bekennt.  

7) „Sowieso-Maßnahmen“ können Marktpreissignal stärken 

Maßnahmen zur Optimierung des Strommarkts sollten in erster Linie darauf abzielen, das Preis-

signal zu stärken. Dazu gehören insbesondere die Stärkung der Bilanzkreisverantwortung und die 

Weiterentwicklung der Regelleistungsmärkte. Im Grundsatz sollte immer gelten: gleiche Rechte 

und Pflichten für alle Marktteilnehmer. Maßnahmen, welche die Aussagekraft und Steuerungsfunk-

tion einschränken könnten, sind zu vermeiden.  

8) Strommarkt 2.0 erfordert vollständige Integration erneuerbarer Energien 

Trotz Direktvermarktung reagieren erneuerbare Energien nur eingeschränkt auf das Preissignal. 

Es ist eine Weiterentwicklung der Förderpraxis erneuerbarer Energien nötig, damit das Marktpreis-

signal optimal wirken kann. Eine Umstellung der Förderung auf eine ex ante ermittelte, technolo-

gieabhängige aber fixe Marktprämie führt zu marktdienlichem Verhalten. Produzenten erneuerba-

rer Energien erhalten Planbarkeit über Einnahmen aus der Förderung, die einen Teil ihrer Kosten 

decken. Die Differenz zwischen Kosten und Förderung kann dann durch Marktteilnahme und ent-

sprechende Erlöse ausgeglichen oder sogar überkompensiert werden. Zusätzlich ließe sich durch 

die Vermarktung der grünen Eigenschaft mittels Herkunftsnachweisen für alle erneuerbaren Ener-

gien eine weitere Erlösquelle erschließen. 
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9) Netzausbau ist unabdingbar für einen Strommarkt 2.0 

Um die Ziele der Energiewende zu erreichen, ist der Bau neuer Höchstspannungstrassen notwen-

dig. Dadurch wird sowohl der interne als auch der grenzüberschreitende Stromhandel in einem in-

tegrierten europäischen Energiebinnenmarkt ermöglicht. Während die Börse Angebot und Nach-

frage auf Grundlage von Marktpreisen zum Ausgleich bringt, braucht es für die physische Liefe-

rung von Strom ausreichend Netze, um erneuerbare Energien beispielsweise aus den Erzeu-

gungsregionen im Norden Deutschlands in die Verbrauchszentren im Süden zu transportieren.  

10) Eine große Preiszone ist für den Übergang zum Strommarkt 2.0 erforderlich 

Je größer ein Marktgebiet ist, desto besser lassen sich Erzeugung und Verbrauch zusammenbrin-

gen. Ein unzureichender Netzausbau innerhalb Deutschlands führt nicht nur zu angespannten 

Netzsituationen, sondern könnte auch eine Aufteilung der bewährten deutsch-österreichischen 

Preiszone nach sich ziehen. Anstatt die Energiemärkte weiter zu integrieren, käme es zu einer 

Spaltung. Dies würde zu einem Verlust von Liquidität im deutschen Strommarkt führen, was wiede-

rum die Kosten des Handels und letztlich die Preise für den Endverbraucher erhöht. Dies käme ei-

nem Rückschritt gleich. 

11) Potentiale des europäischen Binnenmarktes nutzen 

Die Weiterentwicklung des Strommarktes sollte nicht ausschließlich national, sondern vielmehr eu-

ropäisch gedacht werden. Dabei sollten vor allem die Tatsache eines in weiten Teilen europäisch 

integrierten Strommarktes und die Vorteile des grenzüberschreitendenden Handels mit in die Über-

legungen einbezogen werden. Ein integrierter Markt bietet sowohl bei der Versorgungssicherheit 

als auch bei der Marktintegration erneuerbarer Energien Vorteile, da er einen weiträumigen Aus-

gleich von Erzeugung und Verbrauch ermöglicht.  

12) Emissionshandelssystem als zentrales Klimaschutzinstrument stärken 

Die EEX bekennt sich zu den europäischen und nationalen Klimaschutzzielen. Das europäische 

Emissionshandelssystem (ETS) ist das geeignete Instrument zur deren Erreichung. Wir teilen die 

im Grünbuch enthaltenen Ausführungen zur Reform des ETS. Eine Verschränkung verschiedener 

Ziele und Instrumente sollte dagegen vermieden werden. Die Debatte um das Strommarktdesign 

sollte sich in erster Linie auf Fragen der Wirtschaftlichkeit und der Sicherheit der Versorgung mit 

elektrischer Energie konzentrieren.  

13) Ein konsequent optimierter Strommarkt 2.0 erfordert keinen Kapazitätsmarkt 

Die EEX bekennt sich klar zu freien, wettbewerblichen, beaufsichtigten und transparenten Märkten. 

Ein Strommarkt 2.0, in dem Flexibilität marktbasiert bereitgestellt und angereizt wird, ermöglicht 

nicht nur die Absicherung von volatiler Einspeisung erneuerbarer Energien, sondern gleichzeitig 

auch die Bereitstellung von gesicherter Leistung, um die residuale Last zu decken. Daher sind wir 

davon überzeugt, dass ein Kapazitätsmechanismus in Deutschland auf absehbare Zeit nicht erfor-

derlich ist. Angesichts der Komplexität und Risiken aller Modelle raten wir davon ab, einen solchen 

Mechanismus einzuführen. 
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3. Lösungsansätze des Marktes  

Ergebnis 1)  Der Markt ist bereits auf dem Weg zum Strommarkt 2.0 und entwickelt 

selbständig neue Lösungen für die Herausforderungen der Energiewende 

3.1 Beispiele für bisherige Produktinitiativen im Strommarkt 

In den zurück liegenden 15 Jahren der Liberalisierung haben sich die Energiemärkte, ihre Produk-

te und auch alle handelnden Akteure gleichermaßen weiterentwickelt. Das zeigt sich sowohl in der 

Reife der Märkte mit hoher Liquidität und aussagekräftigen Preissignalen als auch in der wachsen-

den Anzahl und Professionalität der Marktakteure.  

Am kurzfristigen Spotmarkt, der innerhalb der EEX-Gruppe von EPEX SPOT betrieben wird, findet 

der Handel bereits seit einigen Jahren an jedem Tag des Jahres statt. Im ganz kurzfristigen Intra-

day-Markt ist der Handel kontinuierlich rund um die Uhr (so genannter 24/7-Handel) bis 45 Minuten 

vor der Lieferung möglich. Eine weitere Verkürzung der Vorlaufzeit wird derzeit vorbereitet.  

Seit Dezember 2011 bietet EPEX SPOT auf dem deutschen Intraday-Markt den Handel auf Vier-

telstundenbasis an, um kurzfristige Abweichungen bei Erzeugung und Verbrauch besser bewirt-

schaften zu können. Dieses Marktsegment hat sich in den letzten drei Jahren rasant entwickelt und 

macht mittlerweile rund 20 Prozent des Handelsvolumens auf dem deutschen Intraday-Markt aus. 

Da der Intraday-Markt immer stärker genutzt wird, um Fehlmengen zwischen Prognose und tat-

sächlicher Erzeugung bei der Vermarktung erneuerbarer Energien auszugleichen, spielen auch die 

Viertelstundenprodukte eine zunehmend wichtige Rolle. Um einem möglichst großen Kreis an 

Marktteilnehmern den Zugang zu ermöglichen, die Liquidität zu bündeln und einen Referenzpreis 

für 15-Minuten-Kontrakte zu entwickeln, hat EPEX SPOT am 9. Dezember 2014 den Viertelstun-

denhandel um eine Eröffnungsauktion erweitert. Diese findet täglich um 15 Uhr statt und erlaubt 

den simultanen Handel für alle 96 Viertelstunden des Folgetages.1      

Im langfristigen Terminmarkt deckt die Produktpalette den gesamten Zeitraum von einzelnen Ta-

gen über Wochen, Monate und Quartale bis hin zu ganzen Jahren ab. Vor allem die kürzeren 

Laufzeiten wie Tage und Wochen haben mit dem steigenden Anteil der erneuerbaren Energien in 

den letzten Jahren an Bedeutung gewonnen. 

Nicht zuletzt leisten diese breite Produktpalette, die optimierten Prozesse und die Integration der 

europäischen Strommärkte einen Beitrag zur besseren Synchronisierung von Angebot und Nach-

frage und damit zur Flexibilisierung des Elektrizitätssystems. Sie tragen dazu bei, dass sich im li-

quiden Handel an der Börse jederzeit anbietende und nachfragende Akteure treffen und sowohl 

kurzfristigen physischen Strombedarf oder -überschuss als auch finanzielle Risiken bewirtschaften 

und glattstellen können. 

                                                
1
 http://www.epexspot.com/de/presse/press-archive/details/press/_15-Minuten-

Er_ffnungsauktion_auf_dem_deutschen_Intraday_erfolgreich_gestartet 

 

http://www.epexspot.com/de/presse/press-archive/details/press/_15-Minuten-Er_ffnungsauktion_auf_dem_deutschen_Intraday_erfolgreich_gestartet
http://www.epexspot.com/de/presse/press-archive/details/press/_15-Minuten-Er_ffnungsauktion_auf_dem_deutschen_Intraday_erfolgreich_gestartet
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3.2 EEX-Gruppe gestaltet den Energiemarkt 2.0 

Die EEX-Gruppe unterstützt aktiv den Übergang zu einem Strommarkt 2.0. Der Weg dorthin ist mit 

zahlreichen vom Markt selbst initiierten Maßnahmen bereits eingeschlagen worden. Der Strom-

markt entwickelt ausgehend von einem liquiden Handel in standardisierten Produkten Lösungen, 

um Flexibilität einen marktbasierten Preis zu geben. Dabei übernimmt das Marktpreissignal kurz-

fristig eine Steuerungsfunktion und langfristig eine Finanzierungsfunktion für Flexibilität. EEX und 

EPEX SPOT planen die Einführung neuer Produkte, mit denen sich Flexibilität in der kurzen wie in 

der langen Frist effektiv vermarkten lässt. 

Durch die Vermarktung der erneuerbaren Energien wird der Handel kurzfristiger. Das führt zu einer 

verstärkten Aktivität auf dem Intraday-Markt, da die Day-Ahead vermarkteten Soll-Mengen auf-

grund von Prognoseungenauigkeiten von den tatsächlich produzierten Mengen abweichen. EPEX 

SPOT passt ihr Produktportfolio im Strom-Spotmarkt – zum Beispiel mit der Ausweitung der Vier-

telstundenprodukte – entsprechend an.  

Die kurzfristigen Vermarktungsrisiken können über Derivate am Terminmarkt langfristig bewirt-

schaftet werden, die sich auf einen Intraday-Index beziehen. Derartige Derivate werden derzeit 

durch die EEX entwickelt – so genannte Cap-Futures. Intraday-Indizes als Basiswert und die Absi-

cherung einzelner Stunden über Standardhandelsprodukte sind Innovationen und machen Flexibi-

lität zu einer handelbaren Commodity mit einem marktbasierten Preis.2  

Mit dem Cap-Future lassen sich Preise absichern, die über einer Preisschwelle (Cap) liegen und 

von denen vorab nicht bekannt ist, ob sie auftreten, wann sie auftreten und in welcher Größenord-

nung sie auftreten. Der Käufer eines Cap-Futures erhält vom Verkäufer für die Stunden, in denen 

der Intraday-Preis oberhalb des Cap liegt, eine Auszahlung in Höhe der Differenz zwischen dem 

Marktpreis der betreffenden Stunden und der Höhe des Caps. Damit wirkt ein Cap-Future für den 

Käufer wie eine Versicherung gegen hohe Preise im kurzfristigen Handel mit Stundenkontrakten. 

Für den Verkäufer hingegen stellt der Preis des Cap-Futures eine Prämie für die Bereitschaft dar, 

das Preisrisiko bei Überschreiten des Caps zu übernehmen. Durch den Einsatz eigener flexibler 

Erzeugungskapazität im Intraday-Markt kann sich der Verkäufer wiederum gegen dieses Risiko 

absichern.  

Damit ermöglicht die Handelbarkeit von Flexibilität nicht nur die finanzielle Absicherung von volati-

ler Einspeisung erneuerbarer Energien, sondern gleichzeitig auch die Bereitstellung von Flexibili-

tät, um in Situationen mit geringer Erneuerbaren-Einspeisung die Last decken zu können. Aus der 

Vergütung von Flexibilität im Markt entstehen Anreize für Investitionen in elektrischen Anlagen zur 

Bereitstellung sicherer Leistung. 

                                                
2
 Im Weiteren verweisen wir auf das Konzeptpapier der EEX zu Energiewendeprodukten für einen Strom-

markt 2.0, das der Stellungnahme im Anhang beigefügt ist. 
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Die EEX wird den Handel mit Cap-Futures in 2015 einführen und damit als erste Börse Flexibili-

tätsprodukte anbieten. Ziel ist, dem Markt weitere marktbasierte Instrumente zur Verfügung zu stel-

len, um den Herausforderungen, wie insbesondere Preisrisiken aus volatiler und schwer zu prog-

nostizierender Einspeisung, ohne weitere tiefgreifende regulatorische Eingriffe begegnen zu kön-

nen. Weitere Produkte wie Optionsprodukte oder Wetterderivate sollen zukünftig ergänzend ange-

boten werden. Die folgende Abbildung gibt einen Überblick über bereits umgesetzte und geplante 

marktbasierte Lösungen für den Spot- und Terminmarkt für Strom. 

Abbildung 1: Überblick über geplante Produktinnovationen. Quelle: EEX/EPEX SPOT 
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4. Bewertung des Grünbuchs  

4.1 Funktionsweise des Strommarktes 

Ergebnis 2)  Grünbuch ist wertvoller Beitrag 

Die Funktionsweise des liberalisierten Strommarktes und mögliche Weiterentwicklungen (Strom-

markt 2.0) müssen intensiv geprüft werden, da politische Richtungsentscheidungen eine große 

Tragweite haben können. 

Das Grünbuch leistet unseres Erachtens einen wichtigen Beitrag zur Einbeziehung sowohl der be-

troffenen energiewirtschaftlichen Akteure als auch der interessierten Öffentlichkeit, um einerseits 

fachlich fundierte Entscheidungen treffen zu können und andererseits größtmögliche Akzeptanz 

und Unterstützung für die zu fällenden Entscheidungen zu erfahren. 

Wir begrüßen, dass keine Vorfestlegung zur Einführung eines Kapazitätsmechanismus erfolgt. Wir 

halten es für den richtigen Weg, in erster Linie zu analysieren, inwieweit das bestehende Marktde-

sign weiterentwickelt werden kann. Darauf aufbauend kann erörtert werden, wie ein Strommarkt 

2.0 den Herausforderungen gerecht werden kann, die sich aus dem Systemumbau infolge der 

Energiewende ergeben. 

 

Ergebnis 3)  Gezielte Weiterentwicklung eines funktionierenden Marktes 

Das Grünbuch beschreibt zutreffend die Funktionsweise des liberalisierten Strommarktes, wie sie 

sich über die vergangenen rund 15 Jahre entwickelt hat. Dabei hat sich der Energy-Only-Markt 

(EOM) als Garant für Wettbewerb im Strommarkt erwiesen. Dessen Strukturen und Elemente ha-

ben sich kontinuierlich herausgebildet und stetig weiterentwickelt und gelten heute als selbstver-

ständlich (z.B. 24/7 Handel, 1/4h-Produkte, Market Coupling). Der Strommarkt hat stets auf neue 

Herausforderungen selbständig reagiert. Beleg dafür sind nicht zuletzt die Reife der Märkte mit ho-

her Liquidität und aussagekräftigen Preissignalen als auch die wachsenden Anzahl und Professio-

nalität der Marktakteure.  

Blicken wir zurück: Mit der Liberalisierung der Energiemärkte Ende der 1990er Jahre hat der Ge-

setzgeber in erster Linie Hemmnisse abgebaut und Leitplanken gesetzt, damit sich ein freier und 

wettbewerblicher Energiemarkt entwickeln konnte (z.B. Bilanzkreissystem, Regeln zum Netzzu-

gang). Die Entwicklung von Marktsegmenten oder handelbaren Produkten wurde jedoch dem 

Markt überlassen. Vor diesem Hintergrund ist auch das heutige Marktdesign in erster Linie als evo-

lutionärer Marktstandard zu sehen. Viele der im Grünbuch skizzierten marktseitigen Verbesse-

rungspotentiale sind bereits erschlossen – oder der Prozess ist im Gange. Der Markt hat aus sich 

heraus den Weg zu einem Strommarkt 2.0 bereits eingeschlagen. Es gilt, auf bewährte Mechanis-

men und Produkte aufzubauen, diese weiterzuentwickeln und zu optimieren; ein völlig neues 

Marktdesign würde dagegen viele Errungenschaften der Liberalisierung gefährden. 
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4.2 Herausforderungen 

Ergebnis 4)  Strukturelle Änderungen unabdingbar – Abbau von Überkapazitäten 

Zurzeit wird in Deutschland darüber diskutiert, ob die aktuellen regulatorischen Rahmen-

bedingungen ausreichen, um eine sichere Versorgung mit Strom zu gewährleisten. Ein Anlass die-

ser Debatte ist, dass im derzeitigen Marktumfeld mit relativ niedrigen Großhandelspreisen der Be-

trieb konventioneller Kraftwerke zunehmend unwirtschaftlich wird. Die Ursache dessen ist wiede-

rum, dass es derzeit im Marktgebiet Deutschland/Österreich Überkapazitäten an konventionellen 

Kraftwerken gibt. Das zeigen sowohl die Erhebungen des Grünbuchs als auch die vorangegange-

nen Leitstudien zum Strommarkt. Diese Einschätzung wird im Grundsatz von den meisten Ener-

giemarktakteuren geteilt, auch wenn keine Einigkeit herrscht über die tatsächliche Größenordnung 

dieser Überkapazitäten und der Frage, inwieweit auch ausländische Kapazitäten zu berücksichti-

gen sind. Der Systemumbau mit dem Ziel eines 80%-Anteils erneuerbarer Energien an der Strom-

erzeugung bis 2050 führt zwangsläufig dazu, das bisher vorhandene konventionelle Kapazitäten 

bis zu einem gewissen Grad aus dem Markt ausscheiden müssen. Es wäre eine unrealistische 

Annahme, dauerhaft zwei weitgehend redundante Kraftwerksparks vorzuhalten. 

Der Markt scheint diesen Strukturwandel auch bereits ein Stück weit zu antizipieren. Bei Betrach-

tung der langfristigen Terminmarktpreise bis 2021 ist erkennbar, dass die Preiserwartung in der 

langen Frist wieder steigt (vgl. Abbildung 2). 

Abbildung 2: Terminmarkt Preiskurve Jahresfutures Grundlast bis 2021, Handelstag 12. Februar 2015. Quelle: EEX 
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4.3 Flexibilität als eine Antwort 

Ergebnis 5):  Flexibilität ist das zentrale Element eines Strommarktes 2.0  

Der voranschreitende Systemumbau mit steigendem Anteil erneuerbarer Energien erhöht die An-

forderungen an flexible Erzeugungskapazitäten und flexible Verbraucher, die fluktuierende Erzeu-

gung aus erneuerbaren Energien ausgleichen zu können. Vor allem flexible konventionelle Kraft-

werke können in dem Fall, dass kein Wind weht und keine Sonne scheint (Stichwort: „dunkle Flau-

te“), die notwendige Elektrizität zur Aufrechterhaltung der Versorgungssicherheit erzeugen.  

Die Marktakteure benötigen Instrumente, um ihre Positionen in diesen Situationen kurzfristig an-

passen zu können und Unausgeglichenheiten zwischen Erzeugung und Verbrauch zu vermeiden. 

Das bedeutet, dass sowohl die Erzeugung von als auch die Nachfrage nach elektrischer Energie 

noch flexibler werden müssen, um auf Marktsituationen, wie die wetterbedingt schwankende Ein-

speisung durch erneuerbare Energien, reagieren zu können. 

Um dem Markt die notwendige Flexibilität bereitstellen zu können, muss das Marktpreissignal kurz-

fristig eine Steuerungsfunktion und langfristig eine Finanzierungsfunktion für Flexibilität ausüben 

können. Dadurch lassen sich die vorhandenen Flexibilitätspotentiale aktivieren und neue erschlie-

ßen. Dazu zählen neben konventionellen Kraftwerken auch Speicher und Lastreduktion oder           

-verschiebung durch nachfrageseitige Maßnahmen. Daher ist eine der wichtigsten Herausforde-

rungen, die vom Markt geforderte Flexibilität zu einer handelbaren Ware zu machen, deren Preis 

am Markt ermittelt wird. 

 

4.4 Marktpreissignale für Erzeuger und Verbraucher stärken 

Ergebnis 6)  Marktpreis als zentrales Entscheidungskriterium 

Der Preis für elektrische Energie liefert wichtige Signale für einen effizienten Kraftwerkseinsatz, da 

er Handelsteilnehmern den Anreiz bietet, mit ihren variablen Erzeugungskosten an den Markt zu 

treten. Marktpreise sollen robuste und verlässliche Signale für einen effizienten Kraftwerkseinsatz 

setzen und einen Anreiz für die Vermarktung erneuerbarer Energien, den Einsatz flexibler Erzeu-

gungstechnologien, Nachfragesteuerung und Speichertechnologien schaffen.  

Entsprechend sind fluktuierende Spotmarkt-Preise sowohl die notwendige Folge als auch die pas-

sende Ergänzung zur fluktuierenden Erzeugung von Strom aus erneuerbaren Energien. Bei dem 

Übergang in einen Strommarkt 2.0 muss diese Funktion nicht nur gestärkt, sondern erweitert wer-

den. Das Preissignal muss auch als Richtschnur für den Abbau von Überkapazitäten dienen und 

für Flexibilität kurzfristig eine Steuerungsfunktion und langfristig eine Finanzierungsfunktion ausü-

ben. 
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Da sich in den Preisen das gesamte aktuelle Wissen der Marktakteure widerspiegelt, bilden sie ei-

ne optimale Entscheidungsgrundlage, insbesondere für Investitionen. Daher ist es im kurzfristigen 

Stromhandel unabdingbar, dass Marktpreise stets die tatsächliche Situation am Markt abbilden – 

dazu können auch sehr hohe oder sehr niedrige Preise gehören – und nicht durch politische oder 

regulatorische Eingriffe gesteuert werden. Wir halten daher ein politisches Bekenntnis zu un-

regulierten Preisen für notwendig.  

Im Zusammenhang mit Preisspitzen wird argumentiert, dass sehr hohe Preise politisch nicht mitge-

tragen würden, da unmittelbare Auswirkungen auf die Strombezugspreise von Industrie- und 

Haushaltskunden befürchtet würden. Diese Argumentation halten wir für unbegründet. Preisspitzen 

im kurzfristigen Handel (Spotmarkt) haben auf die Endkundenpreise für elektrische Energie keinen 

oder nur sehr geringen Einfluss. Maßgeblich sind vielmehr die Preise für längerfristige Bezugsver-

träge am Terminmarkt. Darüber hinaus ist zu erwarten, dass Preisspitzen, sofern sie eintreten, zu 

Marktreaktionen führen werden, wie z.B. der gewünschten Erschließung von Flexibilität. Das wie-

derum bedingt, dass Preisspitzen in ihrer Höhe und Häufigkeit durch den Markt selbst in effizienter 

Weise reguliert werden.  

Die Erfahrungen der Vergangenheit zeigen solche Marktanpassungen. So ist im Fall negativer 

Preisen zu beobachten, dass deren Häufigkeit in den letzten drei Jahren bei gleichzeitig steigen-

dem Anteil erneuerbarer Energien konstant geblieben ist. Die Höhe negativer Preise hat dabei so-

gar stetig abgenommen. Der Blick auf historische Daten zeigt auch, dass sehr hohe Preise (> 150 

Euro/MWh) seit 2009 bis auf wenige Ausnahmen in einzelnen Stunden nicht mehr auftraten. Vier-

stellige Preise sind in der Auktion am Day-Ahead Markt in der gesamten Historie nur in vier Stun-

den festgestellt wurden; der höchste in der Auktion festgestellte Preis belief sich auf 2.436,63 Eu-

ro/MWh. Einen Überblick über historische Preisspitzen gibt die folgende Abbildung 3.    

Abbildung 3: Preisspitzen am Day-Ahead  Markt, 2005-2014. Quelle: EEX/EPEX SPOT 
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Ergebnis 7) Sowieso-Maßnahmen müssen Marktpreissignal stärken 

Maßnahmen zur Optimierung des Strommarkts müssen das Preissignal stärken. Dazu gehören 

insbesondere die Stärkung der Bilanzkreisverantwortung und Weiterentwicklung der Regelleis-

tungsmärkte.  

Die Regelleistungsmärkte sollten so weiterentwickelt werden, dass weitere Anbieter Regelleistung 

zur Verfügung stellen und Systemdienstleistungen erbringen können, darunter auch regelbare er-

neuerbare Energien oder flexible Verbraucher. 

Die Bilanzkreisverantwortung sollte dahin gehend gestärkt werden, dass alle Marktakteure die 

gleichen Rechte und Pflichten haben. Zusätzlich sollte die Berechnung des Ausgleichsenergieprei-

ses überprüft werden, um ausreichend hohe Anreize zur Bilanzkreistreue zu gewährleisten.  

Maßnahmen, welche die Aussagekraft und Steuerungsfunktion des Preissignals einschränken 

könnten, sind zu vermeiden. Dazu zählt aus unserer Sicht die Dynamisierung von Umlagen, wie 

den Netzentgelten oder der EEG-Umlage. Eine Kopplung solcher Umlagen an den stündlichen 

Preis führt zu Verzerrungen der Preise und somit zu ineffizienten Reaktionen des Marktes.  

 

Ergebnis 8)  Strommarkt 2.0 erfordert vollständige Integration erneuerbarer Energien 

Aus unserer Sicht hat die heutige Förderung erneuerbarer Energien wesentlichen Einfluss auf das 

Marktpreissignal. Daher sollte die Weiterentwicklung des Erneuerbare-Energien-Gesetztes (EEG) 

zentraler Bestandteil der Debatte sein und in den weiteren Prozess zur Gestaltung des Strom-

markt-Designs der Zukunft einbezogen werden.  

Die bisherige Förderpraxis erneuerbarer Energien hat das Preissignal teilweise beeinträchtigt. In 

der jüngsten Vergangenheit hat das Preissignal mit der EEG-Reform 2014 wieder an Qualität ge-

wonnen, insbesondere durch die zunehmende Direktvermarktung erneuerbarer Energien. Aller-

dings wurde mit der Beibehaltung der rückwirkend (ex post) kalendermonatlich ermittelten gleiten-

den Marktprämie die Chance auf eine vollständige Marktintegration erneuerbarer Energien ver-

passt. Da in diesem Modell Vermarkter von EEG-Energiemengen keinen Anreiz haben, grenzkos-

tenbasiert zu bieten, kann es weiterhin zu ineffizienten Produktionsentscheidungen und uner-

wünschten Verzerrungen des Großhandelsstrompreises kommen. Wir sehen daher die gleitende 

Marktprämie lediglich als Übergangsmodell, das bei dem zu erwartenden weiteren Zubau von er-

neuerbaren Energien auf Dauer nicht tragfähig sein wird.  

Stattdessen plädieren wir dafür, im Rahmen der geplanten Einführung von Ausschreibungen, die 

Förderstruktur auf eine im Voraus (ex ante) ermittelte fixe Prämie umzustellen, die sich auf instal-

lierte Leistung und nicht auf erzeugte Kilowattstunden bezieht. Damit erhalten Produzenten bzw. 

Vermarkter erneuerbarer Energien Planbarkeit über Einnahmen aus der Förderung, die einen Teil 

der Kosten decken.  
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Die Differenz zwischen Kosten und Förderung kann dann durch Marktteilnahme und entsprechen-

de Erlöse ausgeglichen oder sogar überkompensiert werden. Darüber hinaus ließen sich durch zu-

sätzliche Vermarktungsoptionen, wie zum Beispiel die Vermarktung der grünen Eigenschaft mittels 

Herkunftsnachweisen, weitere Erlösquellen erschließen.3  

Die wettbewerbliche Ermittlung der Förderhöhe mittels Ausschreibungen verhindert eine Überför-

derung und führt zu positiven Effekte auf die Kostenentwicklung und damit auf die Höhe der von 

den Endverbrauchern zu zahlenden EEG-Umlage. Zudem führt eine ex-ante bestimmte fixe Markt-

prämie zu einer grenzkostenbasierten Vermarktung, die eine Überproduktion bei geringer Nachfra-

ge und damit negative Preise vermeidet, was sich ebenso dämpfend auf die Höhe der EEG-

Umlage auswirkt. Hinzu kommt, dass die stärker bedarfsgerechte Produktion und Einspeisung 

auch positive Effekte für die Netze und die Systemsicherheit haben.  

 

4.5 Stromnetze ausbauen und optimieren 

Ergebnis 9)  Netzausbau ist unabdingbar für einen Strommarkt 2.0 

Um die Ziele der Energiewende zu erreichen, ist der Bau neuer Höchstspannungstrassen notwen-

dig. Dadurch wird sowohl der interne als auch der grenzüberschreitende Stromhandel in einem in-

tegrierten europäischen Energiebinnenmarkt ermöglicht. Während die Börse Angebot und Nach-

frage auf Grundlage von Marktpreisen zum Ausgleich bringt, braucht es für die physische Liefe-

rung von Strom letztlich ausreichend Netze, um zum Beispiel erneuerbare Energien aus den Er-

zeugungsregionen im Norden in die Verbrauchszentren im Süden zu transportieren.  

Aus unserer Sicht besteht keine grundsätzliche Alternative zum Netzausbau. Vielmehr kann ein 

engmaschiges, europäisches Netz dazu geeignet sein, Versorgungssicherheit auf europäischer 

Ebene zu gewährleisten zu deutlich geringeren Kosten, als dies jedes Land für sich könnte. Denn 

je größer das Marktgebiet ist, desto besser und sicherer lassen sich Erzeugung und Verbrauch zu-

sammenbringen. Das entspricht den Bedürfnissen eines insbesondere durch Marktkopplung be-

reits weitgehend integrierten europäischen Energiemarkts und ermöglicht auch eine nach Standor-

ten, Energieträgern und Technologien diversifizierte und kosteneffiziente europäische Erzeu-

gungsstruktur.  

Im Fall von temporären Netzengpässen können Redispatch und grenzüberschreitende Kooperati-

onen der Netzbetreiber sinnvolle und angemessene Instrumente sein. 

 

                                                
3
 Für weitere Details verweisen wir auf das gemeinsame Positionspapier von EEX und EPEX SPOT zur Wei-

terentwicklung der Fördermechanismen:  

http://www.eex.com/blob/68116/ebf261a24176da3a44f28bb6fecd7ca2/20140205--eex-epex-spot-

positionspapier-weiterentwicklung-ee-foerdermechanismen-de-final-pdf-data.pdf  

http://www.eex.com/blob/68116/ebf261a24176da3a44f28bb6fecd7ca2/20140205--eex-epex-spot-positionspapier-weiterentwicklung-ee-foerdermechanismen-de-final-pdf-data.pdf
http://www.eex.com/blob/68116/ebf261a24176da3a44f28bb6fecd7ca2/20140205--eex-epex-spot-positionspapier-weiterentwicklung-ee-foerdermechanismen-de-final-pdf-data.pdf
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4.6 Einheitliche Preiszonen erhalten 

Ergebnis 10)  Eine große Preiszone unterstützt den Übergang zum Strommarkt 2.0 

Die Ausführungen im Grünbuch zur einheitlichen Preiszone Deutschland-Österreich begrüßen wir 

ausdrücklich und verstehen sie als klares politisches Bekenntnis, die Preiszone zu erhalten. Um 

Netzengpässe zu vermeiden, geht am Netzausbau als dauerhafte und langfristige Lösung kein 

Weg vorbei. Allen Beteiligten muss klar sein, dass eine Aufteilung der gemeinsamen Preiszone in-

folge eines unzureichenden Netzausbaus einen schwerwiegenden Markteingriff darstellen und ei-

ne Reihe von negativen Folgewirkungen hervorrufen würde. Anstatt die Energiemärkte weiter zu 

integrieren, käme es zu einer Spaltung. 

EEX und EPEX SPOT haben das auf energiewirtschaftliche Fragen spezialisierte Beratungsunter-

nehmen Consentec beauftragt, die Auswirkungen einer möglichen Aufteilung von Preiszonen zu 

untersuchen. Die im Februar 2015 veröffentlichte Studie „An Economic Efficiency Analysis of Intro-

ducing Smaller Bidding Zones“ bewertet die Auswirkungen einer Aufteilung von Preiszonen, so-

wohl mit dem gegenwärtigen Stand des Netzausbaus als auch unter Berücksichtigung des geplan-

ten Netzausbaus. Darüber hinaus werden qualitativ die Effekte auf Liquidität, Marktmacht und 

Transaktionskosten bewertet.4  

Die Ergebnisse zeigen, dass bei gegenwärtigem Stand des Netzausbaus eine Aufteilung der 

deutsch-österreichischen Preiszone die Effizienz des Stromerzeugungssystems nicht erhöhen 

würde. Einer Senkung der Redispatch-Kosten in den neuen Preiszonen stehen vergleichbare Kos-

ten und Ineffizienzen durch die Bewirtschaftung des neuen Engpasses zwischen den Preiszonen 

entgegen. Außerdem können neue Engpässe innerhalb der Preiszonen entstehen.  

Für den Fall des geplanten Netzausbaus schafft eine Aufteilung erhebliche Ineffizienzen mit Kos-

ten von 100 Millionen Euro jährlich. Der Hauptgrund hierfür ist, dass die Grenze der Preiszone bei 

konstantem Netzausbau nie optimal gesetzt werden kann. Darüber hinaus verringert eine Auftei-

lung der Preiszone die Anreize für Netzausbau, der jedoch Grundlage für die Energiewende sowie 

für die Vollendung eines europäischen Binnenmarktes ist, und schafft gleichzeitig keine ausrei-

chenden Anreize für Kraftwerksneubau.  

Eine ergänzend durchgeführte, qualitative Analyse untermauert diese Ergebnisse. Sie zeigt, dass 

bei einer Aufteilung der Preiszone zusätzliche Ineffizienzen sowohl durch zunehmende Markt-

machtproblematik und höhere Transaktionskosten als auch durch Abnahme von Liquidität entste-

hen. 

 

                                                
4
 Die komplette Studie mit allen Ergebnissen ist als Anlage dieser Stellungnahme beigefügt. 
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4.7 Die europäische Kooperation intensivieren 

Ergebnis 11)  Potentiale des europäischen Binnenmarktes nutzen 

Energiemärkte können heute nicht mehr national isoliert betrachtet werden. Die Liberalisierung der 

Energiemärkte in Europa ist in den letzten gut 15 Jahren wesentlich vorangeschritten. Auch der 

deutsche Strommarkt ist eingebettet in den europäischen Stromverbund. Faktisch gibt es auf 

Großhandelsebene keinen nationalen deutschen Markt mehr.  

Der Leitgedanke für den europäischen Ansatz ist, dass ein effizienter, vernetzter und transparenter 

europäischer Binnenmarkt für Strom und Gas den Bürgern und Unternehmen in der EU langfristig 

eine sichere und nachhaltige Energieversorgung zu den geringstmöglichen Kosten gewährleistet.  

Letztlich ist es dem europäisch integrierten Strommarkt zu verdanken, dass der Kernenergieaus-

stieg in Deutschland – das Abschalten von sieben Kernkraftwerken – und die Einleitung der Ener-

giewende vom Markt ohne Schwierigkeiten verarbeitet werden konnten. 

Deutschland ist durch verschiedene Marktkopplungsprojekte mit einer Vielzahl seiner Nachbarlän-

der eng verflochten. Die Europäisierung der Märkte ist bereits weit voran geschritten und die Bör-

sen haben dabei eine Vorreiterrolle gespielt. Mittlerweile sind über die Kopplung der Märkte 19 

Länder miteinander verbunden. Zuletzt wurden am 24. Februar 2015 Italien und Slowenien mit den 

bereits gekoppelten Regionen Nordwesteuropa (NWE) und Südwesteuropa (SWE) verbunden. Die 

Einbeziehung der Schweiz, Griechenlands und der Region Zentralosteuropa (CEE) soll folgen und 

wird vorbereitet.  

Der dadurch mögliche grenzüberschreitende Handel Deutschlands mit seinen Nachbarn trägt zu 

einem hohen Niveau an Versorgungssicherheit bei. Dies ermöglicht der auf europäischer Ebene 

diversifizierte Kraftwerkspark; zudem treten Spitzenlastzeiten nicht in allen europäischen Ländern 

gleichzeitig auf, nicht einmal in benachbarten Ländern ist dies der Fall.  

Die Weiterentwicklung des Strommarktes sollte daher nicht ausschließlich national, sondern viel-

mehr europäisch gedacht werden. Ein integrierter Markt bietet sowohl bei der Versorgungssicher-

heit als auch bei der Marktintegration erneuerbarer Energien Vorteile, da er einen weiträumigen 

Ausgleich von Erzeugung und Verbrauch zu deutlich geringeren Kosten ermöglicht.  
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4.8 Die Klimaschutzziele erreichen 

Ergebnis 12)  Emissionshandelssystem als zentrales Klimaschutzinstrument stärken 

Die EEX bekennt sich zu den europäischen und nationalen Klimaschutzzielen. Aus unserer Sicht 

stellt das europäische Emissionshandelssystem (ETS) das geeignete Instrument dar, um diese 

Ziele zu erreichen. Wir teilen auch die Ausführungen des Grünbuchs zur Reform des ETS. Eine 

Verschränkung verschiedener Ziele und Instrumente sollte dagegen vermieden werden. Die De-

batte um das Strommarktdesign sollte sich in erster Linie auf Fragen der Wirtschaftlichkeit und der 

Sicherheit der Versorgung mit elektrischer Energie konzentrieren. Darüber hinaus gehende Se-

kundärziele sollten nicht verfolgt werden.  

Mit Blick auf die Debatte über eine strukturelle Reform des Europäischen Emissionshandelssys-

tems möchten wir an erster Stelle feststellen, dass das ETS kontinuierlich Preissignale liefert, so-

mit funktioniert und zu einer effizienten Erfüllung aller gesetzten Ziele zur Treibhausgaseinsparung 

führt.  

Gleichwohl hat sich durch die Wirtschaftskrise ein Überschuss von ca. 2 Mrd. Zertifikaten im Markt 

gebildet, der zu vergleichsweise niedrigen Preisen geführt hat. In der Folge wird darüber debattiert, 

wie dieser Überschuss abgebaut und das ETS zukunftsfähig gemacht werden kann. Eine einmali-

ge strukturelle Reform kann das Vertrauen in den Emissionshandel stärken. Das kann aber nur ge-

lingen, wenn damit langfristig verlässliche Rahmenbedingungen einhergehen. Wichtigstes Kriteri-

um für das Funktionieren des ETS ist die konsequente Ausrichtung der Einsparungsziele an den 

2050-Zielen des Europäischen Rates (80-95% Treibhausgas-Einsparung). 

Die EEX unterstützt den Vorschlag zur Einführung einer Marktstabilitätsreserve. Auf diesem Weg 

soll nach transparenten Regeln jährlich ein Überschuss im Markt bestimmt und in eine Reserve 

überführt bzw. bei geringem Überschuss wieder aus der Reserve in den Markt zurückgebracht 

werden. Für die effiziente Preisbildung und Erfüllung der Reduktionsziele ist eine einfache und 

transparente Ausgestaltung für vorhersehbare Rahmenbedingungen entscheidend. Nationale Ein-

griffe oder Sonderwege führen dagegen zur Fragmentierung des europäischen Energiemarktes.    
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4.9 Grundsatzentscheidung: Strommarkt 2.0 oder Kapazitätsmarkt 

Ergebnis 13)  Ein optimierter Strommarkt 2.0 erfordert keinen Kapazitätsmarkt 

Die EEX bekennt sich klar zu freien, wettbewerblichen, beaufsichtigten und transparenten Märkten. 

Ein Strommarkt 2.0, in dem Flexibilität marktbasiert bereitgestellt und angereizt wird, in dem er-

neuerbare Energien vollständig integriert werden und der in den europäischen Binnenmarkt einge-

bettet ist, ermöglicht sowohl die Absicherung von volatiler Einspeisung erneuerbarer Energien als 

auch die Bereitstellung von gesicherter Leistung, um die residuale Last zu decken.  

Daher sind wir davon überzeugt, dass ein Kapazitätsmechanismus in Deutschland auf absehbare 

Zeit nicht erforderlich ist. Angesichts der Komplexität aller Modelle raten wir davon ab, einen sol-

chen Mechanismus einzuführen.  

Sollte die Einführung eines Kapazitätsmechanismus dennoch erwogen werden, würden wir die 

heute diskutierten Modelle folgendermaßen einordnen:5 

 Die strategische Reserve ist als kurzfristige Übergangslösung zur Behebung von Netzeng-

pässen geeignet. Als langfristiger Mechanismus, mit dem Kraftwerksneubauten per Aus-

schreibung beschafft werden, ist sie ineffizient und ineffektiv.  

 Zentrale, selektive Kapazitätsmechanismen adressieren neben Versorgungssicherheit Se-

kundärziele. Dadurch entstehen Ineffizienzen, weshalb wir selektive Mechanismen ableh-

nen. 

 Der zentrale, umfassende Kapazitätsmarkt ist als langfristiger Mechanismus effektiver und 

effizienter als die strategische Reserve. Aufgrund zahlreicher zentral festzulegender Para-

meter ist jedoch auch dieser Mechanismus anfällig für Ineffizienzen. Zudem entsteht erheb-

liches Marktmachtpotenzial, das nicht wirksam bekämpft werden kann. 

 Bei richtiger Ausgestaltung können im dezentralen Kapazitätsmarkt Marktkräfte am besten 

wirken. Der kontinuierliche und technologieneutrale Handel mit Kapazitäten und die direkte 

Verantwortung der Vertriebsunternehmen für die Spitzenlast ihrer Kunden führen zu einer 

effizienten Mischung aus Kraftwerkstechnologien, Speichern oder nachfrageseitigen Maß-

nahmen.  

 

                                                
5
 Im Weiteren verweisen wir auf das Positionspapier der EEX zu Kapazitätsmechanismen:  

http://www.eex.com/blob/69016/0e4f19a2c699d3e17d5beba6c7839a77/20130805-eex-position-

kapazitaetsmechanismen-pdf-data.pdf  

 

http://www.eex.com/blob/69016/0e4f19a2c699d3e17d5beba6c7839a77/20130805-eex-position-kapazitaetsmechanismen-pdf-data.pdf
http://www.eex.com/blob/69016/0e4f19a2c699d3e17d5beba6c7839a77/20130805-eex-position-kapazitaetsmechanismen-pdf-data.pdf
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5. Kontakt 

 

Daniel Wragge Robert Gersdorf 

Head of Political & Regulatory Affairs Senior Expert Political & Regulatory Affairs 

+32 2 627 1933 (Brüssel) +49 341 2156 365 (Berlin) 

+49 341 2156 204 (Leipzig) +49 341 2156 218 (Leipzig)  

daniel.wragge@eex.com robert.gersdorf@eex.com    
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1. Aktuelle Herausforderungen 

Zurzeit wird in Deutschland darüber diskutiert, ob die aktuellen regulatorischen Rahmen-

bedingungen ausreichen, um eine sichere Versorgung mit Strom zu gewährleisten. Ein 

Grund dafür ist, dass im derzeitigen Marktumfeld mit relativ niedrigen Großhandelspreisen 

der Betrieb konventioneller Kraftwerke zunehmend unwirtschaftlich wird. Einigkeit herrscht 

darüber, dass der heutige Strommarkt (häufig auch als „Energy-Only-Markt“ bezeichnet) 

zu einem „Strommarkt 2.0“ weiterentwickelt werden muss, der durch flexible Lösungen für 

die Synchronisation von Angebot und Nachfrage bei stark schwankender Einspeisung 

durch erneuerbare Energien charakterisiert ist.i Uneinigkeit besteht dagegen, ob darüber 

hinaus staatliche Eingriffe, zum Beispiel durch die Schaffung eines Kapazitätsmechanis-

mus, notwendig sind.  

Bislang kann diese Frage nicht abschließend beantwortet werden. Sicher ist jedoch, dass 

es derzeit im Marktgebiet Deutschland/Österreich Überkapazitäten bei konventionellen 

Kraftwerken gibt.ii Gleichzeitig erhöht der voranschreitende Systemumbau mit steigendem 

Anteil erneuerbarer Energien die Anforderungen an flexible Erzeugungskapazitäten, um 

die fluktuierende Erzeugung aus erneuerbaren Energien auszugleichen. Vor allem flexible 

konventionelle Kraftwerke können in dem Fall, dass kein Wind weht und keine Sonne 

scheint (Stichwort: „dunkle Flaute“), die notwendige Elektrizität zur Aufrechterhaltung der 

Versorgungssicherheit erzeugen. Um diese Flexibilität gewährleisten zu können, werden 

Investitionen in die Modernisierung oder Neuerrichtung von elektrischen Anlagen zur Be-

reitstellung sicherer Leistung notwendig sein. Dazu zählen neben konventionellen Kraft-

werken auch Speicher und Lastreduktion oder -verschiebung durch nachfrageseitige 

Maßnahmen. 

Während bei steigendem Anteil erneuerbarer Energien mit geringen oder gar keinen 

Grenzkosten ein sinkendes durchschnittliches Preisniveau zu erwarten ist, werden ande-

rerseits die Volatilität und die Häufigkeit von Preisspitzen – sowohl positiv als auch negativ 

– vor allem am kurzfristigen Intraday-Markt zunehmen. Unsicherheit besteht darüber, in 

welcher Häufigkeit, in welcher Höhe, in welchem Umfang und in welcher zeitlichen Vertei-

lung Preisspitzen zukünftig auftreten werden. Während die Auswirkungen positiver und 

negativer Preisspitzen im kurzfristigen Handel auf die Endkundenpreise für elektrische 

Energie weitgehend vernachlässigbar sind, können Preisspitzen durchaus zur Finanzie-
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rung flexibler Erzeugungskapazität (zum Beispiel Gaskraftwerken) beitragen. Da stabile 

Erlöse aus dem Verkauf von Strom für die Finanzierung von Kraftwerken essentiell sind, 

werden neben dem kurzfristigen Handel auch Produkte benötigt, um die mit Preisspitzen 

verbundenen Unsicherheiten in planbare Erlöse zu überführen. 

Aus Sicht der EEX-Gruppe kann der Strommarkt Lösungen liefern, um Flexibilität einen 

marktbasierten Preis zu geben und Risiken so zu transformieren, dass sie langfristig be-

herrschbar sind. Das vorliegende Papier gibt einen Überblick, wie Flexibilität sich mittels 

standardisierter Produkte handeln und vermarkten lässt.  

Grundannahme dieser Energiewendeprodukte ist, dass das Marktpreissignal kurzfristig ei-

ne Steuerungsfunktion und langfristig eine Finanzierungsfunktion für Flexibilität ausübt. 

Kurzfristiger Flexibilitätsbedarf entsteht durch die nicht vollständig verlässlich planbare Er-

zeugung erneuerbarer Energien. Marktakteure benötigen Instrumente, um ihre Positionen 

kurzfristig anpassen zu können und Unausgeglichenheiten zwischen Erzeugung und Ver-

brauch zu vermeiden. Mit Blick auf die langfristige Finanzierung von Flexibilität besteht die 

Herausforderung darin, Risiken aus kurzfristigen Volumenschwankungen zu bewerten und 

in finanzielle Risiken zu überführen, die sich mittels langfristiger Handelsprodukte zur Risi-

koabsicherung handhaben lassen.  

Um neue innovative Produkte sowohl an den kurzfristigen als auch den langfristigen 

Stromhandelsmärkten etablieren zu können, muss sowohl der bestehende Strommarkt op-

timiert als auch der europäische Strombinnenmarkt gestärkt werden.iii  

Der Energiemarkt hat bereits in der Vergangenheit bewiesen, dass er auf neue Herausfor-

derungen reagieren und sich weiterentwickeln kann. Die bisherigen Erfolge und die dahin-

terliegende Erfahrung und Expertise in der Produktentwicklung der EEX-Gruppe werden 

im Folgenden dargestellt. 
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2. Handelsteilnehmer entwickeln gemeinsam mit der Börse 
neue Produktkonzepte 

2.1. EXKURS: Produktinnovationsprozess an der Energiebörse 

Die EEX prüft in allen Handelsmärkten kontinuierlich sowohl die Weiterentwicklung beste-

hender Handelsprodukte als auch die Neuentwicklung von Produkten. Impulse dafür lie-

fern Anregungen aus dem Kreis der Handelsteilnehmer genauso wie Änderungen der poli-

tischen und regulatorischen Rahmenbedingungen der Energiemärkte. 

Die Produktentwicklung und -einführung unterteilt sich in eine Design- und eine Umset-

zungsphase. In der Designphase werden Ideen analysiert und es entstehen detaillierte 

Konzepte für neue Produkte. Diese werden grundsätzlich in Zusammenarbeit mit den 

Marktakteuren erarbeitet. Nur Produktideen, die eine hinreichende Standardisierung er-

möglichen und die notwendige Akzeptanz bei Marktteilnehmern finden, werden anschlie-

ßend in der Umsetzungsphase implementiert. Einen Überblick über den Produktentwick-

lungszyklus gibt die folgende Abbildung. 

Abbildung 1: Schematische Darstellung des Produktentwicklungszyklus an der EEX. Quelle: EEX 

 
 
 

Für die nötige Akzeptanz sorgt das frühzeitige Einbeziehen der Handelsteilnehmer zum 

Beispiel in Form von Marktbefragungen, aber auch durch bilaterale Gespräche mit Exper-

ten aus den am Energiemarkt aktiven Unternehmen und Verbänden. Sobald konkrete 

Konzepte vorliegen, werden diese in den regelmäßig stattfindenden Händlerforen vorge-

stellt und diskutiert. Damit neue Produkte eingeführt und bestehende Produkte erweitert 

werden können, ist weiterhin die Zustimmung des Börsenrats notwendig. Der Börsenrat ist 

ein Börsenorgan nach Börsengesetz und stellt sicher, dass die Belange der Teilnehmer 

bei der Marktentwicklung berücksichtigt werden. 
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Ist eine Produktidee ausgereift und wird von den Handelsteilnehmern unterstützt, erfolgt 

die Umsetzung. Diese teilt sich je nach Umfang und Komplexität des Projektes in mehrere 

Bereiche, wozu unter anderem die juristische Umsetzung (Anpassung Regelwerk, vertrag-

liche Regelungen), die technische Umsetzung (Handelssystem, Abwicklungssystem), aber 

auch die Umsetzung auf Seiten der Handelsteilnehmer zählen.    

 

2.2. Beispiele für Produktinitiativen im Strommarkt 

In den zurück liegenden 15 Jahren der Liberalisierung haben sich die Energiemärkte, ihre 

Produkte und auch alle handelnden Akteure gleichermaßen weiterentwickelt. Das zeigt 

sich sowohl in der zunehmenden Reife der Märkte mit hoher Liquidität und aussagekräfti-

gen Preissignalen als auch in der wachsenden Anzahl und Professionalität der Marktak-

teure.  

Am kurzfristigen Spotmarkt, der innerhalb der EEX-Gruppe von EPEX SPOT betrieben 

wird, findet der Handel bereits seit einigen Jahren an jedem Tag des Jahres statt. Im ganz 

kurzfristigen Intraday-Markt ist der Handel kontinuierlich rund um die Uhr (so genannter 

24/7-Handel) bis 45 Minuten vor der Lieferung möglich. Eine weitere Verkürzung der Vor-

laufzeit wird derzeit vorbereitet.  

Seit Dezember 2011 bietet EPEX SPOT auf dem deutschen Intraday-Markt den Handel 

auf Viertelstundenbasis an, um kurzfristige Abweichungen bei Erzeugung und Verbrauch 

besser bewirtschaften zu können. Dieses Marktsegment hat sich in den letzten drei Jahren 

rasant entwickelt und macht mittlerweile rund 20 Prozent des Handelsvolumens auf dem 

deutschen Intraday-Markt aus. Da der Intraday-Markt immer stärker genutzt wird, um 

Fehlmengen zwischen Prognose und tatsächlicher Erzeugung bei der Vermarktung er-

neuerbarer Energien auszugleichen, spielen auch die Viertelstundenprodukte eine zu-

nehmend wichtige Rolle. Um einem möglichst großen Kreis an Marktteilnehmern den Zu-

gang zu ermöglichen, die Liquidität zu bündeln und einen Referenzpreis für 15-Minuten-

Kontrakte zu entwickeln, hat EPEX SPOT am 9. Dezember 2014 den Viertelstundenhan-

del um eine Eröffnungsauktion erweitert. Diese findet täglich um 15 Uhr statt und erlaubt 

den simultanen Handel für alle 96 Viertelstunden des Folgetages.iv      
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Im langfristigen Terminmarkt deckt die Produktpalette den gesamten Zeitraum von einzel-

nen Tagen über Wochen, Monate und Quartale bis hin zu ganzen Jahren ab. Vor allem die 

kürzeren Laufzeiten wie Tage und Wochen haben mit dem steigenden Anteil der erneuer-

baren Energien in den letzten Jahren an Bedeutung gewonnen. 

Nicht zuletzt leisten diese breite Produktpalette, die optimierten Prozesse und die Integra-

tion der europäischen Strommärkte einen Beitrag zur besseren Synchronisierung von An-

gebot und Nachfrage und damit zur Flexibilisierung des Elektrizitätssystems. Sie tragen 

dazu bei, dass sich im liquiden Handel an der Börse jederzeit anbietende und nachfragen-

de Akteure treffen und sowohl kurzfristigen physischen Strombedarf oder -überschuss als 

auch finanzielle Risiken bewirtschaften und glattstellen können. 

 

3. Neue Produktinnovationen für den Strommarkt 

3.1. Anforderungen an neue Produkte 

a) Abgrenzung physischer Handel am Spotmarkt und finanzieller Handel am Termin-

markt 

Im bestehenden Strommarkt ist der Spotmarkt das zentrale Instrument für den kurzfristi-

gen physischen Handel und damit für die Synchronisation von Erzeugung und Verbrauch. 

Damit übernimmt der Spotmarkt eine Steuerungsfunktion, die in erster Linie über das 

Spot-Preissignal erfolgt.  

Der Fokus des Strom-Terminmarkts liegt hingegen auf der finanziellen Absicherung von 

Handelsrisiken der Marktteilnehmer. Grundsätzlich besteht der Zusammenhang zwischen 

dem Spot- und dem Terminmarkt darin, dass jegliche Risiken an physischen Märkten – die 

unter anderem durch Preisvolatilität oder Preisspitzen bestimmt werden – einen Bedarf an 

finanzieller Absicherung induzieren. Dafür werden die kurzfristigen Preis- und Volumenri-

siken des Spotmarktes mittels finanzieller Handelsprodukte am Terminmarkt besichert. In-

dem der Terminmarkt die langfristige Absicherung finanzieller Risiken ermöglicht und 

stabile Marktpreise für Investitionen bereitstellt, kommt ihm eine wichtige Funktion bei der 

Finanzierung von Investitionsprojekten zu.  
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Finanzielle Handelsprodukte haben für das Risikomanagement gegenüber physischen 

Produkten zusätzlich den Vorteil, dass sie mit geringem Aufwand auch für Teilnehmer 

handelbar sind, die ohne physische Erzeugungs- oder Verbrauchsanlagen nur im finanzi-

ellen Handel aktiv sind und bereit sind, Risiken aufzunehmen, die andere Marktteilnehmer 

absichern möchten. Damit bieten die Produkte am börslichen Strom-Terminmarkt einer 

breiten Kundenbasis Zugang zum Markt, wodurch sich wiederum die Kosten zur Absiche-

rung von Risiken reduzieren, wovon letztlich alle Stromverbraucher profitieren. 

Sowohl der breite Zugang zum Markt für möglichst viele Akteure als auch die Standardi-

sierung von Produkten, in denen sich möglichst viele Bedürfnisse der Marktteilnehmer 

vereinen lassen, sind entscheidende Voraussetzung für die Bündelung von Liquidität, die 

stabile Marktpreise und geringe Absicherungskosten gewährleistet. Nur eine ausreichend 

hohe Liquidität stellt sicher, dass ein Käufer oder Verkäufer zu jedem Zeitpunkt eine Ge-

genpartei findet, um ein Geschäft abzuschließen oder bestehende Positionen zu ändern.  

 

b) Abgrenzung Day-Ahead- und Intraday-Markt als Basiswert für den Terminmarkt 

Durch die zunehmende Direktvermarktung der erneuerbaren Energien steigt die Bedeu-

tung kurzfristiger Märkte und Produkte. Dabei werden die überwiegenden Mengen aus er-

neuerbaren Energien auf Basis von Prognosen über den Day-Ahead-Markt vermarktet. Da 

diese Soll-Mengen aufgrund von Prognoseungenauigkeiten in der Regel von den tatsäch-

lichen Ist-Mengen abweichen, ist eine verstärkte Aktivität auf dem Intraday-Markt zu be-

obachten. Das führt zum Beispiel dazu, dass die Vermarkter von Windenergie in Situation 

mit geringerer Windenergieeinspeisung als vorhergesagt Fehlmengen am Markt beschaf-

fen müssen. Da aufgrund der Wettercharakteristik Abweichungen zwischen erwartetem 

und tatsächlichem Windaufkommen in der Regel nicht lokal begrenzt auftreten sind nicht 

nur einzelne, sondern in der Regel mehrere Marktteilnehmer betroffen. In der Konsequenz 

führt die steigende Nachfrage bei gleichzeitig geringerem Angebot in solchen Situationen 

häufig zu höheren Preisen am Intraday-Markt. Den Zusammengang zwischen der Höhe 

des Prognosefehlers und der Höhe von Strompreisen auf dem Intraday-Markt verdeutlicht 

Abbildung 2.  
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Abbildung 2:  Beispiel für den Zusammenhang von Prognosefehlern und Intraday-Preisen. Quelle: 50Hertz/EPEX SPOT 

 

Bisher werden im Strommarkt überwiegend konstante Bänder oder Blöcke von mehreren 

zusammenhängenden Stunden vermarktet. Dagegen spielt die Vermarktung einzelner 

Stunden eine untergeordnete Rolle. Die Basiswerte des Phelix-Futures am Terminmarkt 

sind daher Durchschnittspreise der Day-Ahead-Auktion bei EPEX SPOT – für Grundlast-

produkte der Durchschnitt über alle Stunden eines Tages (Phelix Base), für Spitzenlast-

produkte der Durschnitt über die 12 Stunden von 08:00 bis 20:00 Uhr eines Tages (Phelix 

Peak). In dieser Durchschnittsberechnung werden einzelne Stunden mit Knappheitsprei-

sen, die zunehmend am Intraday-Markt statt am Day-Ahead-Markt auftreten, kaum be-

rücksichtigt. Das führt dazu, dass bislang nur die wesentlichen finanziellen Risiken lang-

fristig über Terminprodukte abgesichert werden können. Aufgrund der zunehmenden Ein-

speisung aus volatilen erneuerbaren Energiequellen gewinnt die Absicherung der Preis-

spitzen insbesondere aus dem Intraday-Handel jedoch an Bedeutung. 

Die Preissignale des Intraday-Marktes sollten sich zukünftig in den Basiswerten für neue 

Produkte am Terminmarkt widerspiegeln. Anstatt wie bisher ausschließlich auf einen 

Durchschnittspreis im Day-Ahead-Markt zu referenzieren, sollten auch einzelne (Viertel-) 

Stunden über die gesamte Preisverteilung des Intraday-Markts hinweg als Basiswert ver-

wendet werden. 
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Sinnvollerweise wird dabei auf Stunden fokussiert, die aufgrund eines besonders hohen 

oder besonders niedrigen Preises Risiken für Marktteilnehmer verursachen. Die folgende 

Abbildung verdeutlicht diese Überlegung anhand der Preisverteilung des deutschen Intra-

day-Markts in 2014. Beispielhaft sind hier die 5% niedrigsten und höchsten Preise darge-

stellt. 

Abbildung 4:  Preisverteilung Intraday-Markt, Januar bis Dezember 2014. Quelle: EEX/EPEX SPOT 

 

 

3.2. Produktinnovationen: Energiewendeprodukte am Strom-Terminmarkt 

 
a) Cap Future – Absicherung von Preisspitzen am kurzfristigen Intraday-Markt 

Das Konzept des Cap-Future leitet sich vom Phelix Future als bewährtem Marktstandard 

ab, es unterscheidet sich aber inhaltlich deutlich davon. Anstatt auf die Durchschnittsprei-

se des Day-Ahead-Markts in den bekannten Profilen Base (Grundlast, 0-24 Uhr) und Peak 

(Spitzenlast, 8-20 Uhr) zu referenzieren, ist als Basiswert ein Intraday-Preisindex vorgese-

hen. Damit wird erreicht, dass der Basiswert Knappheitspreise widerspiegelt und Volatilität 

zulässt, gleichzeitig aber auch ausreichend robust ist. 

5% höchsten Preise 5% niedrigsten Preise 
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Mit der Einbindung von Preisschwellen (so genannte Caps) lassen sich gezielt Preisspit-

zen absichern, die über (oder unter) dieser Schwelle liegen und von denen vorab nicht be-

kannt ist, ob sie auftreten, wann sie auftreten und in welcher Größenordnung sie auftreten 

(Abbildung 5).v Im Gegensatz zu Phelix Futures, bei denen der Durchschnittspreis einer 

bestimmten Lieferperiode fixiert wird, bezieht sich der Cap-Future auf den Durchschnitt 

des Teils der Preisverteilung, die über dem Cap liegt, unabhängig von der Uhrzeit des Auf-

tretens der jeweiligen Preise. 

Abbildung 5:  Ein Cap-Future fixiert den Erwartungswert aller Preise über einer bestimmten Preisschwelle. Quelle: EEX  

 

 
Der Käufer eines Cap-Futures erhält vom Verkäufer für die Stunden, in denen der Intra-

day-Preis oberhalb des Cap liegt, eine Auszahlung in Höhe der Differenz zwischen dem 

Marktpreis der betreffenden Stunden und der Höhe des Cap. Damit wirkt ein Cap-Future 

für den Käufer wie eine Versicherung gegen eine nicht vorhersehbare Unausgeglichenheit 

und damit die ersatzweise Beschaffung am Intraday-Markt bei potentiell hohen Marktprei-

sen. Für den Verkäufer hingegen wirkt der erzielte Preis des Cap-Futures wie eine Prämie 

für die Bereitschaft, das Preisrisiko bei Überschreiten des Caps zu übernehmen.  
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Um eine möglichst weitgehende Standardisierung der Produkte zu erreichen, sollten nur 

einige wenige Produkte mit unterschiedlichen Caps zum Handel angeboten werden. Diese 

Caps sollten sich an der Merit Order der im Markt verfügbaren Kraftwerke orientieren. Aus 

Gesprächen mit Marktteilnehmern ergeben sich für die untere Preisschwelle 0 Euro/MWh 

und für die obere Preisschwelle eine Größenordnung von 70 bis 80 Euro/MWh als sinnvol-

le Caps. Alternativ kann die Höhe der Preisschwelle objektiv an den maximalen Preis (po-

sitiv und negativ) des Day-Ahead-Markts gekoppelt werden, um ausschließlich die im Int-

raday-Markt entstehenden Preisspitzen zu erfassen. Für die praktische Umsetzung kön-

nen die Preisschwellen jährlich auf Basis des höchsten bzw. niedrigsten Day-Ahead-

Preises des Vorjahres festgelegt und angepasst werden. Die Entscheidung über die end-

gültige Ausgestaltung wird in Abstimmung mit dem Markt getroffen werden. 

Folgendes Beispiel auf Grundlage historischer Intraday-Stundenpreise vom Februar 2014 

verdeutlicht die Funktionsweise des Cap-Futures. Angenommen wird ein Cap-Future mit 

einer Woche Laufzeit, der alle 168 Stunden dieser Woche umfasst. Das Cap beträgt 

70€/MWh. Tabelle 1 zeigt lediglich die Stunden, in denen der Intraday-Preisindex oberhalb 

des Caps lag; in den verbleibenden Stunden im betrachteten Zeitraum lag der Preisindex 

unterhalb des Caps und trägt somit nicht zu einer höheren Auszahlung aus dem Cap-

Future bei.  

Tabelle 1:  Beispiel für Funktionsweise des Cap-Futures. Quelle: EEX 

Stunde Intraday-Preisindex Auszahlung an den Käufer 

24.02.2014 18:00 86,95 €/MWh 16,95 €/MWh 

24.02.2014 19:00 76,61 €/MWh 6,61 €/MWh 

25.02.2014 18:00 73,63 €/MWh 3,63 €/MWh 

26.02.2014 18:00 80,71 €/MWh 10,71 €/MWh 

28.02.2014 18:00 71,32 €/MWh 1,32 €/MWh 

Summe  39,22 €/MWh 
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Im Folgenden sind exemplarische Anwendungsfälle und Kontraktspezifikationen der Cap-

Futures dargestellt.  

Tabelle 2:  Exemplarische Anwendungsfälle. Quelle: EEX 

Marktteilnehmer Anwendungsmöglichkeit 

Direktvermarkter  Wind-

energie 

Sichert sich gegen Intraday-Preisspitzen ab im Falle von Er-

satzbeschaffungen bei Prognoseabweichungen; auch Absi-

cherung gegen negative Preise im Intraday-Markt möglich  

Erzeuger mit konventio-

nellem Kraftwerk 

Verkauf von Teilen der Erzeugung über Cap-Future – Ver-

kaufspreis entspricht Kapazitätszahlung/ Optionsprämie 

Großverbraucher 
Finanzielle Absicherung von Lastverschiebung in Knapp-

heitszeiten 

Must-run Kraftwerke Absicherung gegen negative Preise im Intraday-Markt 

Pumpspeicherkraftwerke Fixieren des Spreads zwischen Hoch- und Niedrigpreisen 

  

Tabelle 3:  Exemplarische Elemente der Kontraktspezifikation. Quelle: EEX 

Parameter Beschreibung  

Typ Future mit täglicher Gewinn- und Verlustrechnung  

Basiswert 
Intraday-Preisindex 

- stündlich 

Laufzeit 
- Wochen (168 Stunden) 

- ggf. Erweiterung um Monate (720 Stunden) 

Cap 

- oberes Cap im Bereich zwischen 70 Euro/MWh und 80 Euro/MWh 

- ggf. unteres Cap mit 0 Euro/MWh 

- ggf. Kopplung an höchsten/tiefsten Day-Ahead-Preis des Vorjahres 
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Die EEX plant, Cap-Futures im Jahr 2015 gemäß dem folgenden indikativen Zeitplan zum 

Handel an der Börse einzuführen. 

Tabelle 4:  Ausblick Roadmap zur Einführung von Cap-Futures. Quelle: EEX 

Zeitrahmen Meilenstein 

Q1 2015 

Abschluss Designphase Cap-Future: 

-  Entwicklung eines Intraday-Preisindex 

-  Festlegung der wesentlichen Produktparameter/Spezifikationen    

 (u.a. Bestimmung der Preisschwellen und der Kontraktlaufzeit) 

Q2 2015 Zustimmung Börsenrat 

Q2/Q3 2015 Umsetzungsprojekt  

Sommer 2015 Produkteinführung 

 
 

b) Optionsprodukte  

Angebot und Nachfrage nach Flexibilität können auch über Optionsprodukte am Termin-

markt abgebildet werden. So wirkt eine Kauf-Option (Call-Option) für den Käufer wie eine 

Versicherung gegen Unausgeglichenheit und damit Ersatzbeschaffung bei potentiell ho-

hen Marktpreisen. Der Verkäufer dieser Option erhält im Gegenzug eine Optionsprämie für 

die Vorhaltung gesicherter Leistung. Dieses Prinzip ist auch auf die Absicherung von sehr 

niedrigen und sogar negativen Preisen übertragbar. In diesem Fall erwirbt der Käufer einer 

Verkauf-Option (Put-Option) das Recht, bei Erreichen eines zuvor festgelegten Aus-

übungspreises seine Energiemengen zum vorher festgelegten Preis zu veräußern. Der 

Verkäufer dieser Option hingegen verpflichtet sich zur Abnahme dieser Mengen. Für die 

Bereithaltung dieser Verbrauchsoption erhält er vom Käufer eine Optionsprämie. Eine fi-

nanziell erfüllte Kauf-Option ist grundsätzlich mit einem Cap-Future vergleichbar, sofern 

der Ausübungspreis der Option dem oberen Cap entspricht. 

Neben einzelnen Optionskontrakten können mehrere Optionen auch zu einem Produkt-

bündel zusammengefasst werden, um einzelne Segmente einer Lieferperiode (beispiels-

weise Stunden eines Monats) jeweils einzeln in einer Option abzubilden. 
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 Bei so genannten Strips of Options wird für jedes einzelne Segment der Lieferperi-

ode (z.B. die 720 Stunden eines Monats mit 30 Tagen) eine Option mit festem Aus-

übungspreis definiert. Alle Teiloptionen einer Lieferperiode werden daraufhin in ei-

nen Kontrakt zusammengefasst, wobei alle Teiloptionen denselben Ausübungspreis 

haben, jedoch auch Strips of Options mit verschiedenen Ausübungspreisen (so ge-

nannte Optionsserien) angeboten werden können. Die Teiloptionen werden auto-

matisch ausgeübt, sobald sie profitabel werden, das heißt sobald der Basiswert 

oberhalb des Ausübungspreises liegt. 

 Zum anderen können so genannte Swing-Optionen angeboten werden. Diese sind 

grundsätzlich identisch zu Strips of Options, bei denen aber zusätzlich die Anzahl 

der ausübbaren Kontrakte je Lieferperiode begrenzt ist. Ein solches Produkt bein-

haltet zum Beispiel eine Auszahlung der zehn teuersten Stunden der Lieferperiode. 

Derartige Optionsprodukte werden heute bereits außerbörslich gehandelt. Allerdings sind 

diese Produkte in der Regel sehr individuell auf die Bedürfnisse von Käufer und Verkäufer 

zugeschnitten und teilweise schwierig zu bewerten. Es stellt daher eine Herausforderung 

dar, Optionen so zu standardisieren, dass sich an organisierten Märkten wie der EEX ein 

liquider Handel mit einer Vielzahl unterschiedlicher Teilnehmer entwickeln kann.  

 

c) Wetterderivate 

Im derzeitigen Strommarkt beinhalten die Strompreise am Großhandelsmarkt der Börse 

bereits eine Reihe von preisrelevanten Einflussfaktoren, darunter auch Wetterfaktoren wie 

Windaufkommen, Intensität der Sonnenstrahlung oder Temperaturen. Mit dem steigenden 

Anteil erneuerbarer Energien steigen die Bedeutung dieser für erneuerbare Energien spe-

zifischen Einflussfaktoren und die mit ihnen verbundenen Unsicherheiten bei einer direk-

ten Vermarktung über den Großhandelsmarkt. Die EEX analysiert daher, wie sich diese 

Unsicherheiten mittels standardisierter Handelsprodukte neben dem Handel des Strom-

preises auch individuell absichern lassen. Ziel ist, dem Markt perspektivisch zusätzliche 

Produkte in Form von Wetterderivaten anbieten zu können, die komplementär zu den be-

reits vorhandenen Stromprodukten und neuen, oben beschriebenen Flexibilitätsprodukten 

sind.  
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d) Überblick über geplante Produktinnovationen 

Die Energiewende führt zu einem höheren Maß an Komplexität des Energiemarkts. Trotz 

der zentralen Funktion von Standardhandelsprodukten – seien es Phelix Futures oder 

neue Produkte wie der Cap Future – wird es keine „one-size-fits-all“-Produkte geben, die 

alleine sämtliche Risiken aller Marktakteure abdecken können. Je individueller die abzusi-

chernden Risiken werden, desto schwerer lassen sich diese in standardisierten Produkten 

abbilden, um unterschiedlichen Bedürfnisse der Handelsteilnehmer gleichermaßen vollum-

fänglich gerecht zu werden.  

Daher sind neue Produkte als ergänzende Lösungen zu bereits bestehenden Produkten 

anzusehen. Mit den bereits in der Vergangenheit zum Handel eingeführten Produkten 

wurde bereits ein gutes Stück auf dem Weg zum „Strommarkt 2.0“ zurückgelegt. Die fol-

gende Abbildung fasst die weiteren geplanten, oben vorgestellten marktbasierten Lösun-

gen für den Spot- und Terminmarkt zusammen. 

Abbildung 6:  Überblick über geplante Produktinnovationen. Quelle: EEX/EPEX SPOT 

 

Die EEX-Gruppe wird in 2015 mit dem Cap-Future das nächste Energiewendeprodukt ein-

führen. Ziel ist, dem Markt weitere marktbasierte Instrumente zur Verfügung zu stellen, um 

den beschriebenen Herausforderungen, wie insbesondere Preisrisiken aus volatiler und 

schwer zu prognostizierender Einspeisung, ohne weitere tiefgreifende regulatorische Ein-

griffe begegnen zu können. Weitere Produkte wie Strips of Options, Swing Optionen oder 

Wetterderivate sollen zukünftig ergänzend angeboten werden.  
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4. Fazit: Neue Produkte und ein liquider Handel werden die 
Energiewende zum Erfolg führen 

Die Energiewende mit einem weiter steigenden Anteil erneuerbarer Energien erfordert ei-

ne Weiterentwicklung des bestehenden Strommarkts. Das im Oktober 2014 vom Bundes-

wirtschaftsministerium veröffentlichte Grünbuch zum Strommarktdesign nennt eine Reihe 

von Vorschlägen für einen „Strommarkt 2.0“. Dazu zählt insbesondere, technische Flexibi-

lität zu erschließen und marktbasiert zu vergüten. 

Die EEX-Gruppe unterstützt aktiv den Übergang zu einem Strommarkt 2.0. Der Weg dort-

hin ist mit zahlreichen vom Markt selbst initiierten Maßnahmen bereits eingeschlagen wor-

den. Der Strommarkt entwickelt ausgehend von einem liquiden Handel in standardisierten 

Produkten Lösungen, um Flexibilität einen marktbasierten Preis zu geben. Dabei über-

nimmt das Marktpreissignal kurzfristig eine Steuerungsfunktion und langfristig eine Finan-

zierungsfunktion für Flexibilität. EEX und EPEX SPOT planen die Einführung neuer Pro-

dukte, mit denen sich Flexibilität in der kurzen wie in der langen Frist effektiv vermarkten 

lässt (Abbildung 7).  

Abbildung 7: Weiterentwicklung des Spot- und Terminmarkts für Strom. Quelle: EEX/EPEX SPOT 

 

 

Durch die Vermarktung der erneuerbaren Energien wird der Handel kurzfristiger. Das führt 

zu einer verstärkten Aktivität auf dem Intraday-Markt, da die Day-Ahead vermarkteten Soll-

Mengen aufgrund von Prognoseungenauigkeiten von den tatsächlichen Ist-Mengen ab-

weichen. EPEX SPOT passt ihr Produktportfolio im Strom-Spotmarkt – zum Beispiel mit 

der Ausweitung der Viertelstundenprodukte – entsprechend an.  
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Die kurzfristigen Vermarktungsrisiken können über Derivate langfristig bewirtschaftet wer-

den, die sich auf einen Intraday-Index beziehen. Derartige Derivate werden derzeit durch 

die EEX entwickelt. Intraday-Indizes als Basiswert und die Absicherung einzelner Stunden 

über Standardhandelsprodukte sind echte Innovationen und machen Flexibilität zu einer 

handelbaren Commodity mit einem marktbasierten Preis.  

Die Handelbarkeit von Flexibilität ermöglicht nicht nur die Absicherung von volatiler Ein-

speisung erneuerbarer Energien sondern gleichzeitig auch die Bereitstellung von Flexibili-

tät, um diese Lücke zu schließen. Aus der Vergütung von Flexibilität im Markt können An-

reize für Investitionen in physische Anlagen entstehen. 

Damit sind Produkte wie der Cap-Future in ihrer Wirkung vergleichbar mit Kapazitätspro-

dukten. Sie leisten nicht nur einen Beitrag für die weitere Marktintegration erneuerbarer 

Energien, sondern sie stellen auch eine marktbasierte Alternative zur Einführung eines 

separaten Kapazitätsmechanismus dar. 
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i
 Im Oktober 2014 hat das Bundeswirtschaftsministerium ein Grünbuch für ein zukünftiges Strommarkt-

design vorgelegt. Zentraler Bestandteil sind Vorschläge zur Weiterentwicklung des Energy-Only-Markts: 

http://www.bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/G/gruenbuch-

gesamt,property=pdf,bereich=bmwi2012,sprache=de,rwb=true.pdf  

ii
 Lokale Knappheit an Erzeugungsleistung ist nahezu ausschließlich auf verzögerten Netzausbau oder lokale 

Besonderheiten, wie fehlende Errichtungsflächen, zurückzuführen.  

iii
 Seit 2014 sind die Day-Ahead-Märkte von 17 Ländern in den Regionen Nordwesteuropa (NWE) und Süd-

westeuropa (SWE) miteinander gekoppelt. Dadurch werden die Grenzkapazitäten aller Interkonnektoren, 

sowohl innerhalb als auch zwischen den Regionen optimal bewirtschaftet. Die Kopplung mit weiteren Regio-

nen wie Zentralsüdeuropa (CSE) und Zentralosteuropa (CEE) wird bereits vorbereitet. 

iv
 http://www.epexspot.com/de/presse/press-archive/details/press/_15-Minuten-

Er_ffnungsauktion_auf_dem_deutschen_Intraday_erfolgreich_gestartet  

v
 Analog ließen sich auch niedrige bzw. negative Preise mit einem Cap-Future absichern. 

mailto:daniel.wragge@eex.com
mailto:robert.gersdorf@eex.com
http://www.bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/G/gruenbuch-gesamt,property=pdf,bereich=bmwi2012,sprache=de,rwb=true.pdf
http://www.bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/G/gruenbuch-gesamt,property=pdf,bereich=bmwi2012,sprache=de,rwb=true.pdf
http://www.epexspot.com/de/presse/press-archive/details/press/_15-Minuten-Er_ffnungsauktion_auf_dem_deutschen_Intraday_erfolgreich_gestartet
http://www.epexspot.com/de/presse/press-archive/details/press/_15-Minuten-Er_ffnungsauktion_auf_dem_deutschen_Intraday_erfolgreich_gestartet
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Anhang 

 

b) Studie „An Economic Efficiency Analysis of Introducing Smaller Bidding Zones“ 
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Executive Summary 

International wholesale power trading in Europe is based on a so-called zonal approach, where 

power is a homogeneous product inside each bidding zone, while power exchange between 

bidding zones is limited in terms of its amount and administered by congestion management 

processes. In most countries, the bidding zones’ borders coincide with national borders. Notable 

exceptions are Germany and Austria on the one hand, which form a joint bidding zone, and 

Norway, Sweden, Denmark and Italy on the other hand, which are split into two or more bidding 

zones, respectively. 

In recent years, a vivid debate has emerged on whether modifications of the existing bidding 

zone structure would contribute to reaching the goals of the Internal Electricity Market such as 

competitive prices, efficient use of infrastructure and provision of economic signals for the 

efficient development of power supply. The European Commission’s Regulation on Capacity 

Allocation and Congestion Management (CACM, going through scrutiny from the European 

Parliament and Council) stipulates a regular review and, potentially, modification, of the bid-

ding zone configuration. 

Several studies and position papers on this issue have been published. Some of these argue that 

modified, usually smaller, bidding zones would yield an increase of static and/or dynamic effi-

ciency of power supply. This is often done by considering ideal market conditions and assessing 

optimal generation dispatch (so-called market simulation). Aspects that are hard to quantify, 

such as market power or liquidity, are often neglected or estimated to have some negative eco-

nomic impact, yet being overcompensated by the static/dynamic efficiency gains. 

On this backdrop, the objective of this study is to demonstrate how a refined quantitative sim-

ulation can contribute to a comprehensive, balanced assessment of introducing smaller bidding 

zones. The focus of the analysis is on the question to which extent a transition to smaller bidding 

zones has a positive effect on static and dynamic efficiency when realistic conditions such as 

uncertainties are taken into consideration. These new aspects of quantitative welfare assessment 

are embedded in a more general discussion on the efficiency of smaller bidding zones, which 

partly draws upon our previous work on the matter (in particular, studies for the German federal 

regulatory authority and the Central Western European Market Parties Platform). 

The study shows that some of the idealistic assumptions under which smaller bidding zones are 

sometimes believed to yield welfare benefits are wrong. A refined application of numerical 
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simulations of scheduled generation and re-dispatch has been undertaken, with an emphasis on 

uncertainties. In particular, uncertainties regarding the amount of commercial transmission ca-

pacity on newly introduced bidding zone borders and uncertainties regarding the temporal 

course of network expansion have been investigated (fig. 1).  

 

Fig. 1: Consequences of introducing smaller bidding zones on various welfare aspects, 

and (in red) focus and outcome of numerical assessment in this study 

 The results indicate that the impact of downsizing bidding zones on static efficiency is 

relatively modest, with unclear sign. This is due to the two main effects: Firstly, changes of 

scheduled dispatch costs (efficiency of zonal market) and of re-dispatch costs largely level 

out each other. Secondly, introducing smaller bidding zones does not entirely remove the 

need for re-dispatch, and it can even give rise to new congestion inside the smaller zones, 

which locally increase re-dispatch costs. 

 Regarding dynamic efficiency:  

o Network expansion affects the suitability of bidding zone configurations. The numeri-

cal assessment shows that the uncertain timing of network expansion reduces the effi-

ciency of re-configuring the bidding zones, because there is a strong risk that network 

development and bidding zone configurations will be out of sync. This finding from the 

numerical assessment adds to a set of qualitative arguments why the dynamic efficiency 

of introducing smaller bidding zones tends to be negative.  
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o Investment incentives with respect to network expansion are reduced by introducing 

smaller bidding zones. Smaller zones can be understood as a means to administer con-

gestion, thereby avoiding the need to expand the network, although this may be more 

efficient. In larger bidding zones, there is a clear incentive to expand the network in 

order to reduce the operational and cost burden of re-dispatch. 

o Zonal price differences provide only weak incentives for efficiently locating genera-

tion and load. Moreover, alternative measures exist to achieve this, if desired. 

o Re-configuring bidding zones would yield significant transition costs1, since numerous 

market and operational processes would be affected. Introducing smaller bidding zones 

would yield higher transition costs than merging of existing bidding zones. 

 Smaller bidding zones tend to reduce liquidity and increase market power issues, which 

would result in a welfare loss. Efficient management of the transmission capacity between 

the bidding zones, i.e. capacity allocation and provision of financial hedging instruments, 

cannot avoid these effects: The purpose of re-configuring bidding zones is to impose re-

strictions of power transfer between these zones on the market participants, and this is the 

fundamental reason why liquidity and market power are affected in a negative way.  

The above findings can be summarized by the conclusion that under realistic conditions (in 

particular accounting for uncertainties), the introduction of smaller bidding zones is unlikely to 

yield a positive total welfare impact. 

We would like to note that the above conclusions are drawn under the condition that, in order 

to accommodate the politically desired transformation of the power system towards carbon-

neutrality, sufficient network investment will be realised in terms of time and quantity. As we 

have shown in the analysis of dynamic efficiency, large and stable bidding zones help to stipu-

late network investment. But if endeavours for (efficient) network investment are not successful 

within the next years, introducing smaller – but stable – bidding zones might become necessary 

as last resort. This is because if the demand for curative congestion management (e.g. re-dis-

patch) became excessive, network security would be put at risk. Moreover, market based pro-

cesses would then only account for an ever dwindling share of the final outturn dispatch. 

                                                 

1  Sometimes these are summarised under transaction costs. The term transition costs is used here in order to 

clarify that one-off costs of migrating to a new bidding zone structure are meant. 
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However, such formation of smaller bidding zones as last resort would not yield higher welfare, 

but make the transformation of the power system towards carbon-neutrality much more expen-

sive: The development of renewable power sources would have to be adapted in a cost-increas-

ing manner – more even geographic spread, less off-shore, more decentralized (PV) capacity, 

more total installed capacity for same energy production (due to more frequent curtailment of 

infeed) –, and the power market would operate with lower efficiency. 
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1 Background and scope of the study 

International wholesale power trading in Europe is based on a so-called zonal approach, where 

power is a homogeneous product inside each bidding zone, while power exchange between 

bidding zones is limited in terms of its amount and administered by congestion management 

processes. In most countries, the bidding zones’ borders coincide with national borders. Notable 

exceptions are Germany and Austria on the one hand, which form a joint bidding zone, and 

Norway, Sweden, Denmark and Italy on the other hand, which are split into two or more bidding 

zones, respectively. 

In recent years, a vivid debate has emerged on whether modifications of the existing bidding 

zone structure would contribute to reaching the goals of the Internal Electricity Market such as 

competitive prices, efficient use of infrastructure and provision of economic signals for the 

efficient development of power supply. The European Commission’s Regulation on Capacity 

Allocation and Congestion Management (CACM, going through scrutiny from the European 

Parliament and Council) stipulates a regular review and, potentially, modification, of the bid-

ding zone configuration [1]. 

Several studies and position papers on this issue have been published. Some of these argue that 

modified, usually smaller, bidding zones would yield an increase of static and/or dynamic effi-

ciency of power supply. This is often done by considering ideal market conditions and assessing 

optimal generation dispatch (so-called market simulation). Aspects that are hard to quantify, 

such as market power or liquidity, are often neglected or estimated to have some negative eco-

nomic impact, yet being overcompensated by the static/dynamic efficiency gains. 

On this backdrop, the objective of this study is to demonstrate how a refined quantitative sim-

ulation can contribute to a comprehensive, balanced assessment of introducing smaller bidding 

zones. The focus of the analysis is on the question to which extent a transition to smaller bidding 

zones has a positive effect on static and dynamic efficiency when realistic conditions such as 

uncertainties are taken into consideration. These new aspects of quantitative welfare assessment 

are embedded in a more general discussion on the efficiency of smaller bidding zones, which 

partly draws upon our previous work on the matter (in particular, studies for the German Federal 

Network Agency and the Central Western European Market Parties Platform [2, 4]). 
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The remainder of this report is structured as follows: In chapter 2 we describe the methodical 

approach, distinguishing between qualitative and quantitative parts. Chapter 3 provides an as-

sessment of static and dynamic efficiency of introducing smaller bidding zones. It is this chapter 

to which the refined quantitative assessment contributes. Chapter 4 gives a concise overview of 

the impact of smaller bidding zones on liquidity and market power. Chapter 5 summarizes our 

findings. 

 



 Report for EEX and EPEX SPOT, 13 January 2015  3 

2 Methodical approach 

2.1 Overview 

The configuration of bidding zones is one degree of freedom in the wider context of congestion 

management. The objective of congestion management is to increase pan-European social wel-

fare.1 Efficiency is often used as a synonym to welfare in this context.2 Changing the configu-

ration of bidding zones would affect several aspects of efficiency, such as 

 Liquidity 

 Market power 

 Static efficiency 

 Dynamic efficiency 

In principle, these aspects are of equal importance when assessing the overall welfare effect of 

introducing smaller bidding zones. Therefore, we will touch upon all of them in this study, 

albeit with different levels of intensity. 

2.2 Qualitative assessment of liquidity and market power 

There are no numerical models for quantifying the impact of a bidding zone re-configuration 

on the level of liquidity and the extent of market power, let alone their subsequent impact on 

social welfare. Therefore, we will discuss these aspects on a qualitative basis. We will do this 

in a concise way and mostly draw upon previous work on the matter, given the fact that this 

does not appear to be the main field of disagreement among stakeholders in the public debate. 

                                                 
1  Cf. [1], Article 4(2) 

2  Cf. e.g. [1], Recital (23): “Bidding zones will be defined to ensure efficient congestion management and overall 

market efficiency.” 
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2.3 Primary focus on quantitative assessment of static and dynamic 

efficiency 

The focus of the study is on the quantitative assessment of static efficiency and of parts of 

dynamic efficiency. Further aspects of dynamic efficiency will be covered by qualitative con-

siderations. 

The quantitative assessment approach is as follows: 

 Standard-type core models – A common analysis technique for large scale (international) 

power systems is the so-called market simulation. It serves to determine a plausible market 

outcome by determining the least cost dispatch for supplying (inelastic) demand. This is 

based on certain idealising assumptions, such as an atomistic market structure, rational be-

haviour, cost-based pricing, etc. Since the configuration of bidding zones relates to the in-

terface between market and network, the analysis method is complemented by a re-dispatch-

ing simulation. The interaction between these models and their relationship to real market 

phases are explained in the course of the static efficiency assessment (section 3.1). 

 Refined application of the core models by means of scenarios – While making assumptions 

is, by principle, indispensable when designing simulation models, it is important to bear in 

mind the limitations of one’s models. An important property of market simulation models 

is that they are based on perfect foresight. This means that they make optimal use of the 

given set of framework conditions, including the existing generation park, network infra-

structure, configuration of bidding zones, etc. By interpreting the results of such models as 

is, one would implicitly assume that all these conditions were perfectly known in advance. 

Even more importantly, one would implicitly assume that these conditions would coincide 

exactly in the way they are modelled. This would effectively ignore all uncertainties of 

system development.  

In order to avoid such over-interpretation of idealistic model results, we compare scenarios 

where certain aspects of the framework conditions are varied. This allows to consider devi-

ations from some ideal development path (e.g. a delay of network expansion projects, un-

certainty of transmission capacity in the day-ahead time horizon) and, given that such devi-

ations are generally likely to happen, draw conclusions from a more realistic viewpoint. 

 Generic assessment – On the one hand, numerical models require modelling concrete situ-

ations. On the other hand, the purpose of this study is not to answer the question if some 
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particular re-configuration of bidding zones would be efficient. Therefore, we interpret the 

simulation results in a prudent way, trying to obtain generalized, methodical findings. This 

also implies that the above mentioned scenarios are set up as exemplary, possible develop-

ments, but not meant to cover any concrete (share of a) bandwidth of uncertainties. 

The focus of the numerical assessment is on overall efficiency (within the system boundaries 

of the models). Nevertheless, the models also allow to analyses distributional effects. Although 

this, should, according to the Regulation on CACM3, not be part of the decision making on 

bidding zone structures, we perform some analysis of distributional effects in order to relate 

them to the total (static) efficiency effects. 

                                                 
3  Cf. [1], Article 32 
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3 Static and dynamic efficiency 

This chapter deals with the impact of downsizing bidding zones on static and dynamic effi-

ciency. The assessment comprises qualitative considerations and quantitative analysis. We 

would like to recall that static and dynamic efficiency only account for a part of overall welfare, 

which forms the basis to comprehensively assess the efficiency of bidding zone configurations 

(cf. section 2.1). Further welfare aspects include liquidity and market power, which are dis-

cussed in chapter 4. 

3.1 Static efficiency 

3.1.1 Welfare measure and assessment method 

Static efficiency is the efficiency of supplying power demand under constant framework con-

ditions, i.e. for a pre-defined set-up of generation and transmission system, bidding zones, trans-

mission capacities, etc. Under the assumption of inelastic demand (which is reasonably well 

fulfilled for the time being) the relevant measure of welfare for this purpose is the variable cost 

of power supply. 

Power supply is organized by means of several market stages with successively shorter planning 

horizons. Nevertheless, the variable costs of power supply only depend on the final outturn 

dispatch. Our approach for determining the final outturn dispatch and its respective costs con-

sists of two simulation stages:4 

 Scheduled dispatch simulation – Assuming rational behaviour of all market participants 

(e.g. cost based pricing) a plausible market outcome can be simulated by determining the 

least cost dispatch for supplying (inelastic) demand. We apply a self-developed market sim-

ulation tool for this purpose. This model calculates the cost-minimal dispatch of the con-

ventional thermal and hydro power plants for given demand and RES generation scenario. 

Hence, this approach is based on the assumption that the real market outcome is at least 

close to the cost-optimal generation dispatch. The optimisation model calculates the unit 

commitment in an hourly time pattern for a full year in closed form and considers all rele-

vant technical (in particular also inter-temporal) and economic constraints and parameters. 

                                                 
4  More information on the simulation models can be found in the annex. 
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Such are costs for fuel, CO₂ emissions and – for the dispatch of hydro power plants – the 

interconnections between the reservoirs of the power plants and the distribution of the lim-

ited available amount of water as well as the natural inflow to the reservoirs. Furthermore, 

cross-border transmission restrictions between the assumed bidding zones defined by NTC 

values are considered in the market simulation. 

 Re-dispatch simulation – In order to determine whether the scheduled dispatch leads to a 

need for re-dispatch, the hourly results of the market simulation, each representing the load 

and generation situation for the specific hour, are inserted in a load flow model of the Eu-

ropean transmission grid. We make use of a load flow model of the continental European 

transmission system that we derived from public information sources and that hence is free 

from third parties’ intellectual property rights. Despite natural limitations due to the origin 

of the model, it has been proven suitably accurate for such types of investigation. Based on 

these hourly network models load flow and (n-1) contingency calculations are performed. 

This yields an hourly pattern of the load flow distribution over the different elements of the 

transmission grid. If one or more network elements are overloaded as a consequence of 

scheduled dispatch, re-dispatching measures are determined for the respective hour(s) in 

order to make sure that the final outturn dispatch does not lead to overloading of the net-

work.  

Re-dispatch is an intervention action taken by one or several TSOs that changes the gener-

ation dispatch without modification of the system balance. This means that the amount of 

power infeed that is reduced e.g. in generation units operating according to the results of 

the scheduled dispatch simulation must be identical to the amount of additional power in-

feed of generation units operating in partial load or quick-start capable units. The objective 

of re-dispatching is to change dispatch at minimum additional costs while reducing all ex-

cessive power flows to admissible levels.5 The re-dispatch costs are defined as costs in-

curred by the TSOs stemming from the accumulated payments coming from or going to 

power plant operators. The basic concept is that the financial situation for power plant op-

erators affected by re-dispatch measures is equated to the situation without re-dispatch. 

                                                 
5  Furthermore, network elements that have not been overloaded by scheduled dispatch must remain within their 

flow limits. 
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Thus, the TSO only compensates additional costs due to activated power infeed and absorbs 

avoided costs due to reduced power infeed, respectively (so-called “cost-based redis-

patch”)6. 

Roughly speaking, the delimitation between scheduled dispatch and re-dispatch simulation is 

marked by the gate closure of the day-ahead market. As we will describe below (subsection 

3.1.2), this is sufficient for carving out the relevant effects of different bidding zone configura-

tions. Taking into account the underlying assumptions of the simulation models, these two 

stages implicitly comprise the entire chain from long term markets to re-dispatch (fig. 3.1, upper 

and middle rows): 

 Long term markets are used to hedge against uncertainties of short term markets. Since the 

scheduled dispatch simulation assumes perfect foresight, it is irrelevant whether this perfect 

knowledge on the system conditions is assumed to be available only on the day ahead or 

already at some earlier stage. 

 The intraday market has two functions. Firstly, it is used by market participants to cope with 

incidents occurring after day-ahead gate closure, such as power plant failures or forecast 

deviations of infeed from renewables. Since the scheduled dispatch simulation assumes per-

fect foresight, this aspect of intraday activity is implicitly contained in the scheduled dis-

patch result. Secondly, the intraday market can be used by transmission system operators 

(TSOs) for counter-trading. This is a curative congestion management measure and thus 

contained in the re-dispatch simulation.7 

                                                 
6  This approach is sensible when only considering welfare aspects. Distributional effects, i.e. how redispatch 

costs affect consumers’ and producers’ surplus, depend on the specific regimes applied for passing on these 

costs. Assuming that these costs are passed on to consumers by means of grid tariffs (as applied e.g. in Ger-

many), redispatch will not influence the producers’ surplus but reduce consumers’ surplus. 

7  In this respect the simulated re-dispatch costs are overestimated, because they contain a share that in reality 

would be covered by the intraday market.  
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Fig. 3.1: Relation between real market stages, simulation approach and welfare measure 

The variable costs of power supply, being the applicable welfare measure, are obtained by sum-

ming up the scheduled dispatch costs (derived from the scheduled dispatch simulation) and the 

re-dispatch costs (derived from the re-dispatch simulation), cf. fig. 3.1, bottom row.  

Consequently, when comparing two scenarios (e.g. with different bidding zone configurations), 

the difference in static efficiency is equal to the difference in the variable costs of power supply, 

i.e. of the costs of the final outturn dispatch.  

In particular, the minimization of only one cost contribution, e.g. minimization of re-dispatch 

costs, is not equivalent to maximizing static efficiency.8  

3.1.2 General pros and cons of scheduled dispatch and re-dispatch 

The key properties in which scheduled dispatch and re-dispatch differ are the following: 

 Available power plants – During scheduled dispatch, reflecting the market stages up to day-

ahead, all conventional generation units are freely dispatchable. In particular, there is 

                                                 
8  This can be illustrated by means of a schematic example. We assume a comparison between scenario A and 

scenario B. In scenario B the costs of scheduled dispatch are € 150 Mio lower than in scenario A. By contrast, 

re-dispatch costs in scenario B are € 100 Mio higher than in scenario A. Although re-dispatch costs are higher 

in scenario B, scenario B yields higher static efficiency (by € 50 Mio), because the increase in re-dispatch costs 

is overcompensated by the decrease in scheduled dispatch costs. 
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enough lead time to freely decide which units will be running and which will be switched 

off.  

By contrast, in the re-dispatching time frame the on/off decisions for “slow” thermal power 

plants cannot be reverted. This means that re-dispatching is restricted to altering the gener-

ation level of scheduled units (within their operational limits), with the exception of quickly 

startable units (such as gas turbines).9 

 Precision of load flow control – During scheduled dispatch, transmission restrictions are 

respected in terms of upper limits for power exchanges between the bidding zones, while 

the geographic distribution of power generation inside each bidding zone is unrestricted. 

Therefore, while the transmission capacities between the bidding zones can broadly influ-

ence the load flow pattern, their precision is limited due to the uncertainty of generation 

(and load) distribution inside the zones.10 

In contrast to this zonal resolution, re-dispatching is performed on a nodal basis and thus 

yields a higher precision in terms of controlling the power flows. 

 Market based vs. regulated – Scheduled dispatch is determined through market based pro-

cesses. By contrast, re-dispatching should preferably be organised as a regulated, cost based 

process. This is recommendable in order to avoid issues of local market power, and it is 

acceptable as long as the market based processes are the major drivers of the final outturn 

dispatch. While this distinction cannot be considered in the numerical simulations, we will 

return to it when discussing market power in chapter 4. 

                                                 
9  Further flexibility of idle generation units that are not quick-start capable are not considered in the re-dispatch 

simulations. Getting access to this flexibility would require a preventive activation of such power plants. The 

resulting replacement of generation units with less generation costs would be contradictory to the aim of a 

market-based generation dispatch at minimum costs. 

10  Note that this general property of the zonal market structure is irrespective of whether the transmission capac-

ities are expressed as ATCs (as is currently the case and also implemented in the simulation model) or by flow-

based parameters. 
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3.1.3 Impact of bidding zone structure not trivial when uncertainties are 

taken into consideration 

In an ideal simulation scenario, small bidding zones appear to have advantages over large ones: 

 In large zones the result of the scheduled dispatch may turn out inefficient when considering 

its grid impact, i.e. it may need to be corrected by re-dispatch to avoid excessive grid utili-

zation. But re-dispatch cannot correct on/off decisions of slow thermal power plants. Con-

sequently, some inefficient on/off decisions may persist in the final outturn dispatch. 

 Smaller zones improve the precision of load flow control during the scheduled dispatch 

stage, such that the efficiency of on/off decisions is increased, and the need for re-dispatch 

is reduced. 

Therefore, in an ideal simulation scenario smaller zones appear to clearly increase efficiency. 

However, the clearness of this finding relies on the fulfilment of the assumption that all condi-

tions can be perfectly foreseen, such that scheduled dispatch is performed in an optimal way, 

regardless of the size and shape of the bidding zones. In reality, however, scheduled dispatch is 

subject to several uncertainties: 

 The time frames up to day-ahead, when the on/off decisions must be taken, are subject to 

significant uncertainties. One of these is the day-ahead forecast error of RES infeed. An-

other example is the fact that it is impossible to determine a perfect level of transmission 

capacities for each hour, given the numerous uncertainties the TSOs have to cope with when 

doing their calculations. Consequently, the preconditions for perfectly efficient scheduled 

dispatch – i.e. enough lead time for free on/off decisions and perfect knowledge on all sys-

tem parameters – are mutually exclusive.  

 Due to the impossibility of determining perfect hourly transmission capacities there is gen-

erally a risk that parts of the transmission network are temporarily under-utilized.11 But 

under-utilization cannot be resolved by re-dispatch (because only over-utilization of the grid 

                                                 
11  This could only be avoided by systematically allocating over-estimated, high transmission capacities. How-

ever, this would result in excessive re-dispatch, thereby annihilating the effect for which bidding zones and 

transmission restrictions between them were introduced in the first place. 
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constitutes a trigger for activating re-dispatch measures). This aspect becomes more rele-

vant the smaller the bidding zones are, because smaller zones means more zones, which 

leads to more commercial borders for which transmission capacities need to be determined. 

As a consequence of the aforementioned uncertainties, the efficiency of scheduled dispatch is, 

by principle, limited. Therefore, the efficiency gain of introducing smaller bidding zones, which 

in theory is based on the optimization of scheduled dispatch, becomes less clear when taking 

into account uncertainties. 

In the next step we perform an exemplary quantification of this effect. The example looks into 

the impact of different levels of transmission capacity as a source of uncertainty.12  

3.1.4 Exemplary numerical assessment 

Set-up  

The exemplary numerical assessment considers the power system of Germany and its neigh-

bouring countries plus Italy. The model is calibrated to the status quo of the year 2013. This is 

appropriate for the purpose of this study, which is to provide a generic methodical assessment 

rather than a particular zone recommendation for a particular future time period. The latter 

would require modelling future developments, which would naturally require assumptions. 

Such arbitrariness is avoided by sticking to the status quo of the recent past. 

When considering an introduction of smaller bidding zones, one uncertainty is the level of 

transmission capacity on the newly introduced commercial border. In order to analyse the rele-

vance that this has on the static efficiency assessment, we compare three scenarios (fig. 3.2). 

One represents the status quo in terms of bidding zones and transmission capacities. We then 

consider an alternative bidding zone configuration where Germany is split into a Northern/East-

ern and a Southern/Western zone (the latter being joined with Austria). For this alternative bid-

ding zone configuration we distinguish two scenarios, the difference between them being the 

amount of transmission capacity at the newly introduced commercial border in Germany. We 

then compare the variable costs of power supply between all three scenarios. 

                                                 
12  Note that other sources of uncertainty are neglected in the example, such that the simulation overestimates the 

efficiency of smaller bidding zones. 
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Fig. 3.2: Exemplary quantitative analysis of static efficiency: Comparison between three 

scenarios 

When determining a reasonable course of the new bidding zone border through Germany we 

firstly follow the general goal to obtain two zones of similar size, which mitigates adverse ef-

fects, be it on market power and liquidity or on the ability to safely operate the system. Sec-

ondly, we analyse the geographical occurrence of physical congestion (i.e. overloaded network 

elements) resulting from the scheduled dispatch simulation of the status quo. The new bidding 

zone border is then chosen such that it is close to the relevant congested North-to-South lines 

in the middle of the country. 

The transmission capacities on the new commercial border are derived from the exchange pat-

tern in the status quo, by following two different strategies. The “high NTC” level represents 

an approach where the impact of the zone split is confined to relatively extreme situations. This 

is achieved by choosing the high NTC such that the commercial exchange between the two new 

bidding zones is restricted in ca. 1,000 hours of the year (ca. 11 % of the time). The “low NTC” 

level is chosen such that the commercial exchange is restricted during roughly half of the time, 

which represents a more progressive approach towards avoiding physical congestion and re-

ducing re-dispatch effort. 
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Results 

As regards the scheduled dispatch costs, the simulation results (fig. 3.3) reflect the aforemen-

tioned approaches for determining the two different NTC levels: While the “low NTC” scenario 

leads to a significant restriction of scheduled dispatch, the “high NTC” scenario yields only a 

very moderate increase of scheduled dispatch costs. 

 

Fig. 3.3: Exemplary numerical assessment of static efficiency (simulated year: 2013):  

Simulated annual cost differences between “smaller zones” scenarios (for two 

levels of NTC) and status quo  

In the “low NTC” scenario, the re-dispatch costs are significantly reduced compared to the 

status quo. This shows that the restriction of scheduled dispatch mitigates congestion. In total, 

increase of (scheduled dispatch) costs and decrease of (re-dispatch) costs practically level out 

each other in this exemplary analysis. 

By contrast and maybe somewhat unexpectedly, re-dispatch costs increase when splitting the 

bidding zone and introducing the “high NTC” level on the new border. A detailed analysis 

reveals that this is caused by new cases of congestion that arise inside the “smaller”, albeit still 

quite large bidding zones. Hence the rough geographical control of power flows by limiting 

power exchange between the two new zones is, in terms of benefit for grid utilization, over-

compensated by changes of scheduled dispatch inside the zones as a reaction to the new bidding 

zone structure. 
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The results show that the level of transmission capacity at the newly introduced bidding zone 

border has an important influence on how splitting the zones impacts the contributions to static 

efficiency. In a more general sense this means that a re-configuration of bidding zones cannot 

be judged without regarding the relevant sources of uncertainty (of which the transmission ca-

pacity level is only one). Depending on the specific situation, introducing smaller bidding zones 

may even exacerbate physical congestion. 

The impact of the bidding zone re-configuration on the total variable costs of power supply (red 

columns in fig. 3.3) is relatively small, regardless of the level of transmission capacity on the 

new border. In the “high NTC” scenario both cost contributions change to only a minor extent, 

while in the “low NTC” scenario the individual contributions are larger, but mostly level out 

each. In both cases the total effect is well below 1 % of total variable generation cost in the 

modelled system and hence in the order of magnitude of the model accuracy. 

All in all, the results of the numerical assessment indicate that the impact of downsizing bidding 

zones on static efficiency is relatively modest, with unclear sign 

3.2 Dynamic efficiency 

In the previous chapter we have analysed the impact of re-configuring the bidding zones under 

the assumption of constant framework conditions. In the following, we turn to aspects of dy-

namic efficacy, which means that transitional effects as well as repercussions between the con-

figuration of bidding zones and the framework conditions are taken into consideration. 

3.2.1 Network expansion 

Interplay between network expansion and re-configuration of bidding zones 

Any attempt to determine an “optimal” configuration of bidding zones is based on the location 

of congested elements or regions of the network. This is because the bidding zone borders shall 

primarily be laid out such that they impose restrictions on cross-zonal power transfers in order 

to reduce the power flows in those congested locations. 

An alternative measure for mitigating congestion is to expand the network. It is evident that 

when a network expansion measure relieves congestion at a particular location, this location no 
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longer requires relief by a limitation of cross-zonal power transfer. Therefore, the “optimal” 

configuration of bidding zones depends on the network configuration. 

But the network configuration is undergoing continuous development, since numerous expan-

sion projects are planned for the next years. Formalized procedures have been installed at EU 

and member states’ levels in order to coordinate and facilitate network expansion. ENTSO-E 

publishes the Ten-Year Network Development Plan (TYNDP) on a biannual basis. In Germany, 

for instance, the national network development plan is updated annually, and the approval of 

expansion projects constitutes a legislative act.  

However, despite this strong political and institutional support for network expansion, the au-

thorization procedures are often delayed. Local or regional opposition against expansion pro-

jects constitutes a significant source of uncertainty as regards the concrete schedule of imple-

mentation. 

Thus, on the one hand it is clear that the network configuration will change in a dynamic way, 

but on the other hand the concrete schedule of network development is uncertain. This means 

that an important prerequisite for determining an “optimal” bidding zone configuration is in-

herently uncertain. Also, it is not possible to overcome this uncertainty by making the bidding 

zone structure dynamically following the network situation. This is because the shorter a new 

configuration of bidding zones remains in place, the less beneficial incentives it can yield and 

the more transition costs13 are incurred. Therefore, the Guideline on CACM prescribes that a 

first review of a modified bidding zone structure shall be made three years after its implemen-

tation. 

Consequently, even if a new bidding zone configuration could be properly shaped with respect 

to a particular expected future state of the network, it is very likely that the actual configuration 

of the network will be significantly different from this expectation once the new bidding zone 

configuration has been implemented.  

Moreover, it is not only the development of the network, i.e. the “hardware”, which is uncertain. 

Additionally, the development of commercial transmission capacities, following the implemen-

tation of network expansion projects, constitutes an uncertain factor. On the one hand, TSOs 

may argue that, insofar as the expansion project aims at relieving congestion, its purpose would 

                                                 
13  Sometimes these are summarised under transaction costs. By using the term transition costs we want to clarify 

that one-off costs of migrating to a new bidding zone structure are meant. 
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be rendered void if increased transmission capacities led to further increasing power flows. On 

the other hand, market participants may call for an increase of capacity in order to benefit from 

the reinforced network infrastructure. 

Exemplary numerical assessment 

An exemplary numerical simulation shall serve to demonstrate the effect of uncertainties related 

to the interplay between re-configuration of bidding zones, network expansion and transmission 

capacity adjustment. The basic set-up (modelled system of Germany, its neighbouring countries 

and Italy; simulation year 2013) is identical to the exemplary static efficiency analysis (section 

3.1.4). Again we analyse a split of Germany into a Northern and a Southern zone, where the 

boundary between these zones is laid out according to the congested locations in the status quo 

(prior to re-dispatch). Although this is not a formally “optimal” bidding zone configuration, it 

is clearly adapted to the status quo situation, including the respective network configuration. 

We use the “low NTC” level of the static efficiency assessment as the starting point (fig. 3.4). 

 

Fig. 3.4: Exemplary quantitative analysis of dynamic efficiency: Welfare impact of modifi-

cation of biding zones, compared between three scenarios of network/capacities 
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The effect of uncertainties is then introduced in two steps:  

 First, a group of network expansion projects is added to the model. The projects are located 

such that they relieve the network in the vicinity of the border between the assumed North-

ern and Southern German bidding zones. This scenario represents a situation where the 

actual network configuration differs from the one for which the re-configuration of the bid-

ding zones was determined. The transmission capacity on the newly introduced bidding 

zone border remains unchanged in this scenario, i.e. the network expansion only serves to 

relieve the network and reduce the demand for re-dispatching. 

 Second, in addition to the expansion of the network, the level of transmission capacity on 

the newly introduced bidding zone border is increased, such that scheduled dispatch is less 

restricted (reflecting that market participants would benefit from the network expansion). 

Fig. 3.5 shows, for each of the three scenarios, the impact of re-configuring the bidding zones 

on the costs of scheduled dispatch, of re-dispatch and the impact on total variable costs of power 

supply.  

 

Fig. 3.5: Exemplary numerical assessment of dynamic efficiency (simulated year: 2013):  

Simulated annual cost differences between “smaller zones” scenario and status 

quo for three different scenarios of network/capacities  

The results for the starting point (left group of columns in fig. 3.5) are those from the static 

efficiency assessment, where changes of scheduled dispatch costs and re-dispatch costs almost 

level out each other. 
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When the small bidding zones are introduced although the network has been expanded (middle 

group of columns in fig. 3.5), the split of bidding zones yields less reduction of re-dispatch 

costs. Consequently, the re-configuration of bidding zones is less efficient in this scenario. This 

reflects that the network expansion relieves the network and, hence, resolves parts of the rea-

sons why the new bidding zone border has been introduced. 

When the network is expanded and the bidding zone split is introduced with an increased NTC 

level (right group of columns in fig. 3.5), the re-configuration of the bidding zones imposes less 

restrictions on the scheduled dispatch, such that scheduled dispatch costs increase less than in 

the other two scenarios. At the same time, the zone split has less impact on the re-dispatch costs: 

Due to the combination of already relieved congestions in the status quo bidding zone structure 

(as a consequence of network expansion) and the increased NTC, the (small) reduction of re-

dispatch demand through limitation of North-to-South power transfers in Germany is entirely 

compensated by a few newly occurring congested spots inside the smaller (yet still quite large) 

bidding zones. 

To summarize, the exemplary numerical assessment shows that the uncertain course of network 

development makes the re-configuration of bidding zones less efficient compared to an ideal-

istic assessment with perfectly known framework conditions. Moreover, the level of commer-

cial transmission capacity at the newly introduced border(s) constitutes an additional distorting 

factor widening the bandwidth of potential outcomes of the bidding zone re-configuration. 

3.2.2 Investment incentives 

Expected benefits of bidding zone re-configuration from a theoretical 

perspective 

The introduction of smaller bidding zones can be seen as an instrument to make congestion 

more transparent. The information about congestion is transformed into a market signal, be-

cause generation plants on both sides of a new bidding zone border no longer “see” one uniform 

market price, but two different price levels. This should, theoretically, provide economic incen-

tives for the efficient location of new generation facilities. At the same time, it would reveal 

where network expansion would be most efficient.   



20 Report for EEX and EPEX SPOT, 13 January 2015   

However, such expectations are largely based on theoretical considerations and neglect dy-

namic effects and interdependencies. In the following, we discuss how such dynamic effects 

and practical considerations may affect the assessment of investment incentives provided by 

new bidding zone structures. Moreover, it is important to bear in mind that re-configuring bid-

ding zones is only one out of several alternative ways to deal with congestion. 

Feedback of investment on efficiency of bidding zone configuration 

Under the assumption that changing the bidding zone structure generates effective investment 

incentives, the implementation of the investments will change the framework conditions under 

which the bidding zone structure has been determined. Due to this feedback loop (fig. 3.6) the 

new bidding zone configuration would, by intention(!), eliminate the reasons for its creation. 

 

Fig. 3.6: Feedback loop of investment on bidding zone configuration 

The exemplary numerical assessment of the interplay between network expansion and bidding 

zone configuration in the previous subsection confirms the relevance of this feedback effect: 

Since both the splitting of the bidding zone and the expansion of the network aim at removing 

congestion (in the same region), it is evident that as soon as the incentivized investment is 

implemented, the new bidding zone border is less needed. The same feedback effect applies to 

generation investment: If the location of new power plants was mainly selected because of 

power market price differences between newly shaped bidding zones, then the commissioning 

of new plants would reduce these price differences, such that the bidding zone structure may 

no longer be suitable. 

Since the frequency of bidding zone re-configurations is and should be limited (cf. subsection 

3.2.1), the effect of this feedback loop cannot be avoided, by principle. 
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One could argue that, generally, the mitigation of price differences is an economically desired 

effect of the investment incentives. However, in this particular case, there are repercussions 

between three processes – bidding zone (re-)configuration, network investment and generation 

investment –, that are at best loosely coordinated, all of which are subject to significant laten-

cies, and two of which are highly regulated. This makes it unrealistic to expect that a re-config-

uration of bidding zones will contribute to an overall increase of efficiency – the more so as it 

yields significant transition costs (cf. section 3.2.3). 

Questionable effectiveness of investment signals for generation location 

When deciding on the location of new power plants, investors take numerous factors into ac-

count. This includes, inter alia, the availability of primary energy (or the price thereof, including 

transport costs), access to cooling water, local administrative support, the possibility to re-use 

existing plant locations, and the existence of local heat sinks (for combined heat and power 

plants).14 Given the number and relevance of such factors it appears obvious that price differ-

ences between bidding zones are only one aspect among several when it comes to deciding on 

power plant locations.  

This is even more so as the power price difference between bidding zones is far from being 

stable and forecastable, for the following reasons. Firstly, there is a repercussion of investments 

(in particular, non market-based network investments) on the power prices and thus the inter-

zonal price differences. Secondly, the more credible it is that bidding zones will be re-structured 

with the aim to provide investment signals, the more probably any new configuration will be 

changed again (as a consequence of the above mentioned feedback loop), thereby modifying or 

removing previous price signals. And thirdly, and partly as a consequence of the previous two 

aspects, spot market prices and inter-zonal differences between them tend to be volatile, in 

particular in the light of the long-term nature of investments in power plants. 

The weakness of investment signals from locational spot market price differences is confirmed 

by practical experience in markets where such locational prices exist. In order to demonstrate 

                                                 
14  Similar considerations apply to investments in large industrial plants. 
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this, we provide in the following two case studies: The PJM market in the U.S. and the Italian 

market.15 

Case study: PJM 

PJM is a regional transmission organization (RTO) that coordinates power transmission and 

wholesale market in all or parts of 13 U.S. states and the District of Columbia (61 million in-

habitants). The market consists of several segments, e.g. day-ahead, real-time (balancing), fi-

nancial transmission rights, ancillary services and capacity market.  

The PJM market model is generally based on nodal pricing. This can be interpreted as an ex-

treme form of small bidding zones, where each node of the transmission system has individual 

prices. 

Investigations in the middle of the last decade came to the conclusion that there was a general 

lack of investments in generation units, and that the locations of new investments were not 

related to the nodal prices. Fig. 3.7 shows that the majority of new generation was installed in 

medium low and low price areas. This is contradictory to the theoretical expectation that higher 

spot prices would attract new generation. Apparently, other factors besides the relative price 

levels have been more important for the selection of new power plant locations. 

 

Fig. 3.7: Investments in new generation in PJM from 2000 to 2006 (Source: Frontier Eco-

nomics/Consentec based on Synapse Energy Economics [2]) 

                                                 
15  The case studies are updates from our joints study with Frontier Economics for the German federal regulatory 

authority, Bundesnetzagentur, from 2011 [2]. 
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As a consequence of the lack of generation investments, an additional capacity market called 

“Reliability Pricing Model” (RPM) was introduced in 2007. It is based on yearly capacity prod-

ucts with a validity period of up to three years in advance. 

In 2011, a performance assessment of the RPM was prepared [3]. Among other aspects, this 

report discusses the finding that RPM prices in the main import constrained region are too low 

to attract sufficient new investment. Moreover, the general uncertainty and volatility of RPM 

prices is deemed too high to viably support investment decisions. Hence, neither short term nor 

3-year-ahead locational or regional prices provide (sufficiently strong) investment signals in 

PJM. 

Furthermore, the RPM performance assessment report discusses the interdependence between 

network expansion and generation investment, which hinder each other: The uncertainty of fu-

ture transmission capacity levels leads to volatile prices of generation capacity. This uncertainty 

is an obstacle to generation investment. Since, in PJM, network expansion follows actual gen-

eration development, uncertain generation investment results in uncertain development of trans-

mission capacity, thus closing the circle. Hence, the interdependence between network and gen-

eration investment weakens the credibility of price signals.  

It is important to note that in the EU, network expansion planning is generally based on exog-

enous scenarios of renewable and conventional generation. Compared to the above mentioned 

PJM experience, this tends to stabilize the investment climate for network expansion projects, 

while making it even less attractive for investors to base their locational decision for generation 

units on a particular regional scarcity of transmission capacity. The risk that price signals from 

bidding zones will decline or vanish due to network expansion is, in this respect, higher in the 

EU than in the PJM system, although even there the price signals do not appear viable enough. 

Case study: Italy 

The Italian power market is divided into six bidding zones. This structure has been in place 

since the market was liberalized.  

In order to analyse the relation between zonal price differences and investment decisions, we 

focus on investment in gas fired power plants. This is appropriate because the gas network 

allows for a relatively free choice of location of gas fired power plants. Moreover, gas fired 

plants account for the majority investment projects. 
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Fig. 3.8 shows new capacity that has been built since 2007 or is under construction or planned 

for the time period until 2020. When comparing these capacity figures to the average day-ahead 

prices of the bidding zones during the period from 2004 to 201316, and ignoring the special 

cases of the island zones (Sardinia and Sicily), one can see that the strongest investments have 

been made in those zones that yield the lowest prices, namely the North and the South zones. 

Hence, price differences between the bidding zones do not appear to be the predominant factor 

for choosing the location of new power plants, and other factors besides short term prices are 

at least equally important to investors. 

 

Fig. 3.8: Comparison of zonal prices and investment in gas fired power plants in Italy 

Network investment may become more difficult with smaller bidding zones 

The main barrier for network investment is the long lead time in combination with public re-

sistance against new transmission lines. The introduction of smaller bidding zones may exac-

erbate this situation. This is because local opponents against network expansion might argue 

that by adapting the bidding zones to the congested spots in the network, market forces (i.e. 

                                                 
16  Although historical prices are used here, the lag between the period of price evaluation and the (prospective) 

commissioning period approximates the fact that investment decisions are based on prospective prices. 
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restricted scheduled dispatch) deal with congestion in a sufficient manner. As a consequence, 

the administration of scarce network resources would be preferred to the removal of such scar-

city by efficient development of the network.17 

Alternative ways to provide investment signals exist 

When considering how to provide proper investment signals, one should keep in mind that 

implementing a new configuration of bidding zones would be only one out of several means to 

achieve the goal. Further options include (without claiming to be exhaustive) capacity mecha-

nisms, locational grid tariffs, auction procedures for new generation, and direct investment sup-

port for transmission infrastructure. 

Hence, when assessing investment signals, a mere comparison between different bidding zone 

structures is too narrow. A re-configuration of bidding zones is not indispensable for achieving 

investment signals. 

3.2.3 Transition costs 

Several technical and commercial processes depend on the configuration of bidding zones, for 

example: 

 Market processes including trading, supply, scheduling and settlement – All these processes 

are organized along the structure of bidding zones. All generators and consumers in a bid-

ding zone are exposed to the same prices, while traders and suppliers need to take further 

actions to deal with price differences between different bidding zones. Since all members 

of a balancing group must be located in the same bidding zone, re-configuring the bidding 

zones modifies the composition of the customer portfolios, changes intermixing effects of 

load profiles, etc. 

 Preventive congestion management – Congestion management comprises several interde-

pendent processes, ranging from the creation of forecast network models to the calculation 

of transmission capacities and finally to capacity allocation processes such as market cou-

pling. All these processes are adapted to the configuration of bidding zones. 

                                                 
17  This argumentation could be seen as particularly attractive in the region that would expect lower power prices 

as a consequence of introducing smaller bidding zones. 
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 Network operation – Load/frequency control of the European transmission system is orga-

nized such that the physical export and import is controlled on the level of control areas. 

The concept of bidding zones is based on the idea that the amount of power transfer between 

them is limited (while it is not limited inside the zones). In order to technically implement 

this concept, bidding zone borders must coincide with the borders of control areas.18 

As a consequence of these dependencies, altering the bidding zone structure yields substantial 

transition costs. At first, this relates to the re-configuration process as such: 

 The determination of a new bidding zone structure involves substantial efforts for analyses 

and negotiations. 

 Adjustments of the legal framework may be required in countries affected by the re-config-

uration, as several aspects of energy legislation, support for renewables, etc., may be based 

on the assumption of uniform power prices and unrestricted power transfers on domestic 

level. 

 Congestion management and market processes need to be adapted in order to reflect the 

new bidding zone structure and ensure that it the re-configuration has the intended commer-

cial and physical effects. 

Next, the new bidding zone structure needs to be implemented by TSOs, power exchanges and 

market participants: 

 Numerous IT systems need to be adjusted. 

 Power contracts must be re-negotiated if their reference location of price changes or is no 

longer accepted by the contract parties (in particular, when the reference location is located 

in a former bidding zone that has been split). 

 Balancing groups and, consequently, customer portfolios need to be adjusted to the new 

structure. 

It is important to note that splitting bidding zones or re-configuring them irrespectively of ex-

isting borders yields higher transition costs than merging entire bidding zones. For example, 

the problems of ambiguous reference locations of contracts and the need for legal adjustment 

or modification of control areas are not or less relevant when merging entire zones. 

                                                 
18  There may be several control areas inside a bidding zone, but not vice versa. 
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It is difficult to estimate the magnitude of transition costs as they consist of numerous aspects 

and elements. In any case, any efficiency gains achieved by a bidding zone re-configuration 

will need to be set off against the transition costs that are incurred to implement the new con-

figuration. 

Given that, according to the numerical analysis and further considerations as described in the 

previous sections, 

 the static efficiency effect of smaller bidding zones tend to be modest if the mutual com-

pensation of changes in scheduled costs and re-dispatch costs are taken into account; 

 dynamic effects and uncertainties tend to decrease efficiency gains compared to static con-

ditions, 

it appears likely that the transition costs are in a similar order of magnitude as the static and 

dynamic efficiency effects, such that they must not be neglected when assessing the total wel-

fare effect of introducing smaller bidding zones. 

3.3 Distributional effects 

As mentioned in section 2.1, the objective of congestion management is to increase pan-Euro-

pean social welfare. Purely distributional effects should, according to the Regulation on 

CACM19, not constitute a criterion for assessing congestion management in general and bidding 

zone configurations in particular. Nevertheless, distributional affects are relevant in practice, 

where any development is, inter alia, judged from country or stakeholder centric perspectives. 

For example, loop flows are often criticised for serving the internal optimisation of one large 

bidding zone at the expense of limiting power transfer opportunities for neighbouring countries 

hosting the loop flows. By splitting the large bidding zone, even if the final outturn dispatch 

would remain unaffected, the former internal optimisation inside the large zone would become 

a cross-zonal exchange of power. This would have an impact on wholesale prices and, conse-

quently, on the distribution of consumers’ surplus, producers’ surplus and congestion rent in 

each bidding zone. 

                                                 
19  Cf. [1], Article 32 
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In order to demonstrate the quantitative relevance, we decompose the results of the static effi-

ciency analysis (cf. section 3.1.4) by country; for Germany, where the exemplary split is mod-

elled, Northern and Southern bidding zones are shown individually. Fig. 3.9 shows that the 

welfare effect for individual countries or bidding zones can be larger than the total change wel-

fare due to the re-configuration of the bidding zones. This does not only apply to the bidding 

zone which is simulated to be split, but also to some of the neighbouring zones. 

 

Fig. 3.9: Exemplary numerical assessment (simulated year: 2013): 

Change of annual welfare gain (compared to status quo) by introducing NTC be-

tween DE-N and DE-S  

The effect is even amplified if welfare changes are further decomposed into their components, 

i.e. producers’ rent, consumers’ rent and congestion rent (the latter including rents accruing 

from market coupling plus – negative – rents from re-dispatching). As a consequence of 

changes in the market prices, consumers’ and producers’ rent yield significant changes in op-

posite directions. 
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Fig. 3.10: Exemplary numerical assessment (simulated year: 2013): 

Change of welfare components (compared to status quo) by introducing NTC be-

tween DE-N and DE-S 

It is important to bear in mind that the particular results shown in the above exemplary diagrams 

strongly depend on the assumed framework conditions, model assumptions etc. Nevertheless, 

they underpin the general finding that distributional effects are of significant size, although they 

should not be primary criteria for assessing bidding zone configurations. While re-configuring 

bidding zones – in particular, introducing smaller zones – may be effective to address distribu-

tional effects, it appears likely that this would come at the expense of reduced overall welfare. 

Moreover, the distributional effect of a – centralized – process of bidding zone re-configuration 

is difficult to plan because distributional effects are also strongly affected by – decentralized – 

national political and regulatory decisions. Therefore, explicit compensation schemes should 

be preferred to bidding zone restructuring in order to resolve issues with distributional effects. 
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4 Liquidity and market power 

General considerations 

A comprehensive discussion about the impact of introducing smaller bidding zones on market 

liquidity and market power can be found in [4]. This chapter provides a brief summary of those 

considerations, followed by a case study on liquidity with respect to the hedging of inter-zonal 

price differences in the Nordic market. 

 Liquidity concerns the ability of market players to constantly have available trading partners 

with which they can enter into contractual positions and also reverse out of them through 

further trades with the same and other parties and to do so without their individual trades 

significantly upsetting the level of market prices. Liquidity is essential to the European 

model of electricity trading, which is based on a decentralised organisation. Any negative 

impact on market liquidity would yield welfare losses. 

 Even if liquid trading only applies to delivery periods of one or a few years in advance, this 

liquidity is also helpful for investors in long-term assets such as power plants. 

 Any policy measure resulting in a decrease of market liquidity – such as a downsizing of 

bidding zones – will be reinforced by behavioural adjustments of market participants (the 

extent of which is complex to forecast). 

 Large markets with highly diverse participants tend to be more liquid and therefore incur 

measurably lower transaction cost. In [4] this is shown along an exemplary comparison of 

bid-ask spreads20 between the power markets of Germany, Belgium and The Netherlands, 

indicating that the differences in liquidity would account for transaction costs in the order 

of 100 million € in the German market. 

 Liquidity measures cannot be added across bidding zones – Some proponents of smaller 

bidding zones argue that although measures such as trading volumes would be smaller in 

each of the new bidding zones, the existence of transmission capacity between these zones 

                                                 
20  The bid-ask spread is the difference between the highest price that a buyer is willing to pay for a product and 

the lowest price for which a seller is willing to sell it. It represents the transaction cost for participating in a 

market and is a key measure of liquidity, where more liquid markets are characterised by lower bid-ask spreads 

[4]. 
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would avoid a decline of liquidity as volumes may actually be added up in order to describe 

the liquidity from a regional perspective. However, the new bidding zones borders are, by 

principle, introduced in order to restrict the power transfer between the smaller zones. But 

then, such constraints on cross-zonal power transfer are the reason why the markets in the 

bidding zones are gradually separated, such that market participants do not see them as one 

joint area. The above mentioned assessment of bid-ask spreads in three bidding zones of the 

Central Western European region – where the modalities of cross-border capacity allocation 

are among the best-developed in Europa – shows that liquidity is in fact lower in the smaller 

zones, despite the well-functioning management of cross-zonal power transfers. 

 Risk hedging becomes more difficult the smaller the bidding zones are – Proponents of 

smaller bidding zones may argue that risks associated to the difference between zonal prices 

can be hedged, such that ultimately, the size of the larger joint area (comprising several 

bidding zones) matters in terms of liquidity. Such arguments appear to be based on the idea 

that “mainly” a system-wide power product is (liquidly) traded, such that “only” the differ-

ences between some system-wide (e.g. average) price and the respective zonal prices need 

to be hedged. This resembles the situation in the Nordic market where indeed the so-called 

system price (which is determined under the assumption of infinite transmission capacities) 

is used as the reference price for the wholesale market. However, there remains a risk of 

price differences between the system price and the bidding zones’ prices. In the Nordic 

market, so-called Contracts for Differences (CfD) are, in principle, available to manage this 

risk. However, it is obvious that the smaller the bidding zones become, the higher the num-

ber of bidding zones gets, the more of such products are needed, and the lower the number 

of market participants that involve in the trading of each particular product. Hence, hedging 

against the zonal price risk becomes more difficult with smaller bidding zones, thereby re-

ducing liquidity. 

 Large bidding zones are most efficient to deal with market power – Proponents of smaller 

bidding zones allege a problem of market power associated with re-dispatching due to its 

nodal nature. Under the assumption that smaller bidding zones reduce the demand for re-

dispatch, they conclude that this is the means to reduce market power. But this logic is 

flawed, for two reasons: 

o Re-dispatch is required anyway – Even if bidding zones become smaller, there is still a 

need for re-dispatch in order to deal with intra-zonal congestion. This can already be 
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demonstrated by simulations of static system conditions, but it becomes even more rel-

evant given the fact that bidding zone configurations cannot follow the dynamics of 

system development. Consequently, on the one hand, smaller bidding zones do not sys-

tematically resolve the risk of market power in nodal re-dispatch – but on the other hand, 

they do raise the risk of market power in the zonal market segments as there is more and 

more concentration of market participants with relatively large size in the individual 

bidding zones. 

o Market power in re-dispatch affects the individual power plant, market power in the 

zonal market the entire bidding zone – Downsizing bidding zones increases the potential 

for market power in the zonal forward and sport markets. This could lead to increased 

prices in the entire zone and, thereby, to a significant burden on consumers.  

By contrast, remuneration for re-dispatching is node or plant specific. Hence, the exer-

cise of market power in re-dispatch would benefit (some of) the few plants that are used 

for re-dispatch, but would not raise the market price in the entire bidding zone. In other 

words, a market power issue with respect to re-dispatch would be confined to a small 

part of the market. Moreover, the exercise of market power in re-dispatch can be 

avoided, since a regulation of the re-dispatch process is feasible and acceptable if it 

helps ensuring efficiency of the much larger forward and spot markets. 

Case study: Hedging of inter-zonal price differences in the Nordic market 

We noted above that in the Nordic market, so-called Contracts for Differences (CfD) are, in 

principle, available to manage the risk associated to price differences between the system price 

and the prices in the individual locations of delivery, i.e. the bidding zones. The Nordic market 

is insofar interesting to study as the single Swedish bidding zone was divided into four zones 

in 2011. 

Even prior21 to this split, however, liquidity of CfD trading was apparently low. Fig. 4.1 shows 

that CfD trading volumes only amount to a modest fraction of the volumes of the future markets. 

The vast majority of trades is conducted without hedging against the risk of differences between 

the system price and the actual price in the bidding zone of delivery.  

                                                 
21  More recent data was not available for this evaluation. 
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Fig. 4.1: Traded volumes in Futures+OTC versus CfD markets (source: own depiction 

based on data from NASDAQ OMX) 

It appears reasonable to expect that after the Swedish bidding zone was split, liquidity of CfD 

trading has further declined because of the increased fragmentation of the market (more zones, 

more borders, more CfD products, but identical total market size). In this respect we analyse 

the bid-ask spreads of CfDs for two periods of three months length each, one before the split of 

the Swedish bidding zone (June to August 2010) and a recent period after the split (June to 

August 2014). CfDs are traded for different terms (year, quarter, month) and lead times. In 

order to analyse products that should, theoretically, be among the most liquid ones, the evalua-

tion is focused on the respective front month products.  

Fig. 4.2 shows that the bid-ask spreads have increased from 2010 to 2014, namely from 

0.77 €/MWh to 0.96 €/MWh, i.e. by 25 %. Of course there could be many reasons, which jointly 

caused this development, but it appears reasonable to assume that the reduction of the average 

size of bidding zones at least contributed to the increase of the average bid-ask spread. 
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Fig. 4.2: Average bid-ask spread of CfDs in the Nordic market for the respective front 

month (source: own evaluation based on data from NASDAQ OMX) 

Besides this relative increase, also the absolute level of the bid-asks spreads is insightful – in 

particular when it is seen in relation to the closing prices of the CfDs. In the analysed period 

from 2014, the average ratio between the bid-ask spread and the closing price of the respective 

front month products was 29 %. Thus the transaction costs incurred by the market participants 

amount to a significant share of the price of the product, i.e. of the benefit of trading CfDs in 

the first place. 

The low liquidity of CfDs in the Nordic market has also been reported in a recent Elforsk study 

[5]. According to that study, “the supply and demand of CfD contracts may be unevenly bal-

anced in some bidding areas due to the underlying characteristics of these areas. In SE4 [i.e. the 

Southern Swedish bidding zone], the problem is due to too few fundamental sellers and too 

many buyers. This creates a problem for market players who want a hedge against price differ-

ences in these areas. In particular, there is a lack of supply of CfD contracts in SE4 due to the 

production deficit in this area.” 

So liquidity of the hedging products is particularly low just when (and because!) a bidding zone 

has a structural imbalance, i.e. when export from or (in the above example) import to a bidding 

zone is very relevant. It is interesting to note that the study refers to the situation after the split 

of the Swedish bidding zone – the situation of structural import of the SE4 zone is a concrete 

result of this split. Hence, the Elforsk study, in conjunction with the above evaluation of the 

bid-ask spreads, underpins that a reduction of liquidity in smaller bidding zones is not avoided 

by the fact that, in principle, hedging products exist to cope with locational price differences.  
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5 Conclusions 

The study shows that some of the idealistic assumptions under which smaller bidding zones are 

sometimes believed to yield welfare benefits are wrong. A refined application of numerical 

simulations of scheduled and re-dispatch has been undertaken, with an emphasis on uncertain-

ties. In particular, uncertainties regarding the amount of commercial transmission capacity on 

newly introduced bidding zone borders and uncertainties regarding the temporal course of net-

work expansion have been investigated (fig. 5.1).  

 

Fig. 5.1: Consequences of introducing smaller bidding zones on various welfare aspects, 

and (in red) focus and outcome of numerical assessment in this study 

 The results indicate that the impact of downsizing bidding zones on static efficiency is 

relatively modest, with unclear sign. This is due to the two main effects: Firstly, changes of 

scheduled dispatch costs (efficiency of zonal market) and of re-dispatch costs largely level 

out each other. Secondly, introducing smaller bidding zones does not entirely remove the 

need for re-dispatch, and it can even give rise to new congestion inside the smaller zones, 

which locally increase re-dispatch costs. 

 Regarding dynamic efficiency:  

o Network expansion affects the suitability of bidding zone configurations. The numeri-

cal assessment shows that the uncertain timing of network expansion reduces the effi-

ciency of re-configuring the bidding zones, because there is a strong risk that network 

development and bidding zone configurations will be out of sync. This finding from the 
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numerical assessment adds to a set of qualitative arguments why the dynamic efficiency 

of introducing smaller bidding zones tends to be negative.  

o Investment incentives with respect to network expansion are reduced by introducing 

smaller bidding zones. Smaller zones can be understood as a means to administer con-

gestion, thereby avoiding the need to expand the network, although this may be more 

efficient. In larger bidding zones, there is a clear incentive to expand the network in 

order to reduce the operational and cost burden of re-dispatch. 

o Zonal price differences provide only weak incentives for efficiently locating genera-

tion and load. Moreover, alternative measures exist to achieve this, if desired. 

o Re-configuring bidding zones would yield significant transition costs, since numerous 

market and operational processes would be affected. Introducing smaller bidding zones 

would yield higher transition costs than merging of existing bidding zones. 

 Smaller bidding zones tend to reduce liquidity and increase market power issues, which 

would result in a welfare loss. Efficient management of the transmission capacity between 

the bidding zones, i.e. capacity allocation and provision of financial hedging instruments, 

cannot avoid these effects: The purpose of re-configuring bidding zones is to impose re-

strictions of power transfer between these zones on the market participants, and this is the 

fundamental reason why liquidity and market power are affected in a negative way.  

The above findings can be summarized by the conclusion that under realistic conditions (in 

particular accounting for uncertainties), the introduction of smaller bidding zones is unlikely to 

yield a positive total welfare impact. 

We would like to note that the above conclusions are drawn under the condition that, in order 

to accommodate the politically desired transformation of the power system towards carbon-

neutrality, sufficient network investment will be realised in terms of time and quantity. As we 

have shown in the analysis of dynamic efficiency above, large and stable bidding zones help to 

stipulate network investment. But if endeavours for (efficient) network investment are not suc-

cessful within the next years, introducing smaller – but stable – bidding zones might become 

necessary as last resort. This is because if the demand for curative congestion management (e.g. 

re-dispatch) became excessive, network security would be put at risk. Moreover, market based 

processes would then only account for an ever dwindling share of the final outturn dispatch. 
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However, such formation of smaller bidding zones as last resort would not yield higher welfare, 

but make the transformation of the power system towards carbon-neutrality much more expen-

sive: The development of renewable power sources would have to be adapted in a cost-increas-

ing manner – more even geographic spread, less off-shore, more decentralized (PV) capacity, 

more total installed capacity for same energy production (due to more frequent curtailment of 

infeed) –, and the power market would operate with lower efficiency. 
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A Numerical models used for efficiency assessment 

A.1 Overview 

In section 3.1.1 we have outlined that the variable costs of power supply depend on the final 

outturn dispatch, and that we apply two simulation stages in order to determine the final outturn 

dispatch and its respective costs. Fig. A.1 shows the evaluation process for a predefined bidding 

zones configuration.  

 

Fig. A.1: Evaluation process for a predefined bidding zones configuration 

In the first step a market simulation (simulation of scheduled dispatch) is carried out. The mar-

ket simulation considers commercial transmission capacities between the predefined bidding 

zones and thus neglects transmission limitations within the bidding zones. The transmission 

capacities are expressed in terms of NTC values. The market simulation determines the cost-

optimal hourly dispatch of the power generation units and, therefore, the minimum total costs 

of scheduled dispatch.  

In a second step the results of the market simulation are checked for compliance with the tech-

nical transmission network limitations. If one or more network elements are overloaded as a 

consequence of scheduled dispatch, re-dispatching measures are determined for the respective 

hour(s) in order to make sure that the final outturn dispatch does not lead to overloading of the 

network. This is done such that the costs of adjusting the scheduled dispatch (i.e. the re-dispatch 
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costs) are minimized. The sum of the costs of scheduled dispatch and re-dispatch are the varia-

ble costs of power supply, which are the costs of the final outturn dispatch. 

In the following sections the approaches used for the market and the re-dispatch simulations 

are discussed in more detail. 

A.2  Market simulation 

The following section gives an overview of the market simulation method and its parameteri-

zation for this study. 

Overview of the method 

Fig. A.2 shows an overview of the market simulation method. It calculates the cost-minimal 

unit commitment in an hourly time pattern for a full year in closed form. The objective function 

is to minimize the costs of dispatchable generation units. Strictly speaking, only dispatchable 

thermal power plants contribute to the objective function. They are characterized by fuel type, 

CO₂ emissions and efficiency.  

 

Fig. A.2: Schematic overview of the market simulation 
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In addition, (pumped) storage power plants are dispatchable, and their dispatch, like that of the 

dispatchable thermal plant, is an endogenous decision of the simulation. However, (pumped) 

storage power plants only indirectly contribute to the objective function. This contribution re-

sults from the optimal use of the respective reservoir. The added value arises from the replace-

ment of (thermal) generation units that incur marginal costs. By operating in pump mode in 

times of low marginal costs and operating in turbine mode in times of high marginal costs, a 

partial substitution high cost thermal power plants is achieved, which leads to a decrease of 

total variable costs. 

The minimization of the objective function is subject several constraints. For the hydro-thermal 

power plants the linear optimization approach is able to consider maximum technical generation 

levels. Further the operation of hydro-thermal power plants requires the consideration of inter-

temporal constraints. (Pumped) storage power plants are limited because of their water reser-

voirs (reservoir size and course of natural inflow). These intertemporal constraints can be con-

sidered within the linear optimization problem. In case of thermal power plants the inter-

temporal conditions – minimum power as well as minimum on and off times – lead to non-

linear conditions. A semi-heuristic approach consisting of three steps ensures that the non-linear 

conditions are properly considered: 

 First the linear optimization problem is solved. 

 Secondly, violated intertemporal constraints of thermal power plants within the results 

of the linear optimization problem are “repaired” by a heuristic approach. It generates 

additional constraints for the thermal plants (e.g. forcing off for minimum off time or 

imposing minimum power instead of zero during minimum on time) in order to enforce 

fulfilment of the intertemporal constraints. 

 Lastly, the linear optimization problem is solved once again under consideration of the 

additional constraints with respect to the thermal power plants. 

In addition to the constraints on dispatchable power plants, fixed boundary conditions have to 

be considered. This comprises must-run generation, demand as well as market and grid related 

restrictions. Wind turbines, solar power units and combined heat-and-power units are the power 

sources modelled as must-run within the simulation. Must-run productions are given by exog-

enous predefined hourly distributions. In combination with the given time series of demand the 

simulation calculates the residual load, which forms the equality condition for the constraint of 

covering the (inelastic) demand.  
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The exchange schedules between the assumed bidding zones are an endogenous decision of the 

simulation, subject to their respective limitations (NTC values). Power exchange with bidding 

zones beyond the modelled system is considered by predetermined exchange schedules. 

Parameterization of the simulation 

The simulation is parameterized for the historic situation of 2013. Data on thermal generation 

is based on a commercially available database from Schneiders and Kuhs1 which considers 

European power plants greater than 100 MW. It has been expanded using information from 

publicly available sources. Renewables Energy supply stems from publications by the TSOs. 

Further information, such as NTCs and demand time series, have been obtained from the public 

database of the European Network of Transmission System Operators for Electricity (ENTSO-

E). Data for combined heat and power is based on information from Eurelectric. 

A.3 Re-dispatch simulation 

Fig. A.3 shows an overview of the re-dispatch simulation with the main input and output pa-

rameters. In the next sections the steps of load flow model creation, load flow and contingency 

analysis and congestion management are described. 

 

Fig. A.3: Overview of the re-dispatch simulation with the main input and output parameters 

                                                 
1 http://www.kraftwerkskarten.de/Home 
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Load flow model creation 

The re-dispatch simulation uses a grid model the European transmission grid, which is based 

on publicly available data and therefore is free from third parties’ intellectual property rights. 

Experience from past project confirms that the model is suitably accurate for such types of 

investigation.  

The load flow model is created by merging the market simulation results with the grid model. 

Each node receives information about supply and demand for each hour in the considered time 

period, in this case for 8760 h. The allocation of generation schedules to network nodes is based 

on block-wise information for Germany. In other countries, the aggregated generation power 

of generator groups is distributed among several network nodes, respectively. 

Load flow and contingency analysis 

The load flow models for each individual time slot represent the input parameters for the load 

flow and contingency analysis.  

The most relevant figure in a contingency analysis is the active flow on the network elements. 

The active flow impact caused by an outage – so-called (n-1) situation – can be calculated in a 

simplified manner by means of linear line outage distribution factors (LODF) [6]. By combin-

ing “normal” (AC) load flow calculation for each hourly base case with LODF based contin-

gency analysis, an appropriate compromise between calculation time and accuracy is achieved. 

The main results of the contingency analysis for the current study are the hourly active load 

flows and relative loading of the considered lines. If the relative loading exceeds 100 %, the 

next step (congestion management, i.e. re-dispatch) is triggered for the respective simulation 

hour. 

Congestion management 

The basic idea of re-dispatch is to determine a modification of the geographical generation 

distribution in order to cause a change in the flow situation such that congested lines (i.e. lines 

that would be overloaded after an outage) are relieved. A redistribution of generation is 

achieved by decreasing generation in one set of nodes and an increase of generation in another 

set of nodes. The absolute amount of generation decrease and increase is equal (neglecting the 

change in losses). Although the amount of generated power is equal before and after re-dispatch 
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this approach is not free of costs. Since the generation dispatch before re-dispatch is cost mini-

mal (within the modelling framework of the market simulation), a redistribution of generation 

generally causes more costly generators to increase and less costly generators to decrease their 

output. The objective of the re-dispatch step is to obtain a congestion-free grid while minimiz-

ing the inevitable increase of generation costs. 

The impact of a change in generation on the active flow over transmission lines is modelled by 

linear sensitivity factors. On this basis it is possible to perform a re-dispatch simulation by 

solving a linear optimization problem. 

The contributions of generators to the objective function are, in principle, identical to the market 

simulation. The infeed of renewable generators can be curtailed, but only after the possibilities 

of conventional plants are exhausted. 

The optimization is subject to several constraints. First of all the optimization variables (i.e. 

changes of generation output) must stick to the individual generation capacities. This means 

that the generators are allowed to increase or decrease their power generation only within their 

predefined power range. This range is dependent on the operation of the generator within the 

considered hour, which is obtained from the results of the market simulation. Since the re-

dispatch is calculated on an hourly basis, intertemporal limitations of (pumped) storage plants 

are considered in a heuristic way. 

Further a balance neutral re-dispatch is required, i.e. the total increase of generation has to be 

equal to the total decrease of generation. Also, the load flow constraints must be respected, i.e. 

the product of generation change and network sensitivities must lead to a congestion-free situ-

ation. Furthermore, the cross-zonal transmission capacities must be respected.  

The results of the congestion management step are the amount of re-dispatch energy and the 

re-dispatch costs for each hour of the year and, consequently, the total annual re-dispatch costs.  
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