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Strommarktliberalisierung in Kalifornien:
Schlagt das Pendel zuriick?

von Lars Kumkar

INHALT

» Die Stromnachfrage in Kalifornien stellt seit dem

Frithjahr 2000 extreme Anforderungen an den be-
stehenden Kraftwerkspark und die Transportnetze.
Der Kraftwerkspark ist nicht nur deutlich iiberal-
tert, sondern generell der Nachfrageentwicklung
nicht angemessen. Zu dem seit vielen Jahren auf-
gebauten Investitionsstau hat die Regulierungspo-
litik der Vergangenheit wesentlich beigetragen.
Hinzu kommen als kurzfristige Faktoren des kali-
fornischen Strommarktes die sehr deutlich gestie-
genen Erdgaspreise und die explodierenden
Emissionskosten, die fiir erhebliche kurzfristige
Kostensteigerungen bei den Stromanbietern ver-
antwortlich sind.

Bei dem kalifornischen Strommarkt handelt es
sich nicht um einen deregulierten Markt. Tatséch-
lich wurden derart viele detaillierte Vorschriften
erlassen, dass bislang eher von einem nur sehr
partiell liberalisierten als von einem deregulierten
Strommarkt die Rede sein kann. Dieses Uber-
gangsmodell wies drei entscheidende Fehler auf.

Erstens wurden die Transaktionen und Konditio-
nen auf den kurzfristigen GroBhandelsmirkten
weitgehend dereguliert, ohne gleichzeitig die Be-
dingungen dafiir zu schaffen, dass hohen Preisen
zeitnah durch den Zubau neuer Anlagen begegnet
werden konnte.

Zweitens wurden die groBen Stromunternehmen
iiber die monopolistische Stromborse CalPX auf
den kurzfristigen Stromhandel verpflichtet. Hitten
sie jedoch in ihrem Beschaffungsportfolio iiber ei-
nen groBeren Anteil an lingerfristigen Bezugsver-
trigen verfiigen konnen, wiren die Auswirkungen

auf ihre finanzielle Situation deutlich geringer ge-
wesen.

Drittens durften die enorm gestiegenen GroBhan-
delspreise nicht an die Endkunden weitergegeben
werden. Dies verringerte die Anreize fiir die End-
kunden, thren Stromverbrauch insbesondere in
Spitzenlastperioden in angemessener Weise zu re-
duzieren, und verschirfte daher die Knappheits-
probleme.

Die Probleme des kalifornischen Stromsektors lie-
gen nicht in einem Marktversagen, sondern in ei-
nem Regulierungsversagen. Mehr Markt statt we-
niger Markt wire daher die adiquate Antwort.

Das Ubergangsmodell ist gescheitert. Die Reaktio-
nen des Gesetzgebers und der Regulierer auf die
derzeitigen Entwicklungen geben aber bislang kei-
nen Anlass zur Hoffnung auf ziigige Losungen der
Probleme. Zwar hat der Bundesstaat Kalifornien
jiingst einige Ubergangsregulierungen geindert.
Dies sind aber im Wesentlichen MaBnahmen, die
als kurzfristige, reine NotmaBnahmen verstanden
werden miissen und die die eigentlichen Probleme
nicht wirklich angehen.

Gegenwirtig ist nicht absehbar, ob der kaliforni-
sche Strommarkt auf dem Weg zu einer stédrkeren
wettbewerblichen Offnung oder aber im Gegenteil
auf dem Weg zuriick in die Vergangenheit der
umfassenden Regulierung der Jahre vor 1996 ist.
Es ist sogar denkbar, dass das Pendel von der Li-
beralisierung nicht allein zuriick zur umfassenden
Regulierung, sondern dariiber hinaus zur teilwei-
sen Verstaatlichung von Teilen der Stromwirt-
schaft schligt.
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A. Einleitung

Die seit dem Friihsommer 2000 beobachteten drastischen Strompreiserh6hungen und Stromausfille in
Teilen Kaliforniens haben die dortigen Nachfrager an den Segnungen des Wettbewerbs im Stromsek-
tor zweifeln lassen.

Die neuen Mirkte funktionierten zunichst so, dass Anlass fiir 6ffentliche Diskussionen kaum be-
stand: Die Preise auf dem GroBhandelsmarkt lagen in einem Bereich, der erwartet worden war oder so-
gar leicht darunter; die ehemaligen Monopolisten schrieben ihre unwirtschaftlichen Anlagen im Schutz
der hierfiir erlassenen Regulierungsvorschriften ab; die Endkunden nahmen die Verinderungen kaum
zur Kenntnis, da ihre Endpreise durch die Regulierungsvorschriften ohnehin fiir eine Ubergangszeit
fixiert wurden. Schlielich traten zahlreiche neue Unternehmen auf den Markt, so dass die Marktkon-
zentration in der Stromerzeugung erheblich abnahm.

Seit dem Friihsommer 2000 hat sich die Situation auf dem Strommarkt aber drastisch geéindert. Die
Preise auf den GroBhandelsmirkten haben sich um ein Vielfaches erhéht; die ehemaligen Monopoli-
sten scheinen mit der Insolvenzgefahr zu kidmpfen; einzelne Nachfragergruppen haben erhebliche
Strompreiserhohungen erleben miissen; mehrfach fiel der Strom in Kalifornien aus. Diese Entwick-
lungen blieben nicht chne Folgen.

In den ortlichen Zeitungen erschienen Artikel renommierter Okonomen, die der Frage ,,What went
wrong?“ (Borenstein und Bushnell 2000) nachgingen. Ein Mitglied des U.S.-Reprisentantenhauses
bezeichnete die Preise im Siidwesten der Vereinigten Staaten als ,kriminell* und ungesetzlich hoch
(CEM 2000a: 12). Sowohl der kalifornische Gesetzgeber als auch die zustindigen Regulierungskom-
missionen haben in beachtlichem Tempo Beschliisse gefasst, die eine schnelle Senkung der Strom-
preise im Visier haben, ohne gleichzeitig die Frage zu beantworten, zu wessen Lasten die Preissen-
kungen gehen sollen. Diese politischen Reaktionen hinterlassen in ihrer Gesamtheit durchaus den Ein-
druck einer gewissen Hektik.

Aber die Schwierigkeiten, denen sich die Unternehmen und Nachfrager ausgesetzt sehen, wecken
nicht nur lokales Interesse, sondern werden in den gesamten Vereinigten Staaten und auch in Europa
mit groflem Interesse verfolgt. Ein Grund fiir dieses Interesse, das sich z.B. im Artikel ,,Eine misslun-
gene Deregulierung® in der Frankfurter Allgemeinen Zeitung vom 24. August 2000 niederschlug,!
liegt darin, dass die in Kalifornien 1995/1996 eingeleiteten Umstrukturierungen des Stromsektors eine
Vorbildfunktion fiir zahlreiche Reformpolitiken in anderen U.S.-Bundesstaaten hatten.? Kalifornien
war — begriindet vornehmlich in den seit vielen Jahren auch fiir amerikanische Verhiitnisse aufleror-
dentlich hohen Strompreisen — der erste U.S.-Bundesstaat, in dem der Wettbewerb um alle Endkun-
den bei gleichzeitiger massiver Anderung aller Regulierungs- und Marktstrukturen Richtschnur der
Reformen war. Es ist zu vermuten, dass eine Wiedereinfiihrung einer umfassenden Regulierung in
Kalifornien genauso Vorbildcharakter fiir andere Staaten innerhalb und auBlerhalb der Vereinigten
Staaten haben wiirde, wie es vorher die Liberalisierung hatte.

Der Prisident des Edison Electric Institute, des Verbandes der privaten Stromversorgungsunter-
nehmen, stellte vor dem Hintergrund der aktuellen Entwicklungen in Kalifornien die Frage: ,Is
Electricity Deregulation Broken? (Kuhn 2000).

Vgl. auch Neue Ziircher Zeitung vom 17. August 2000 ,,Amerikas Strommarkt in der Krise”, VDI Nachrichten vom 25.
August 2000 ,,.Deregulierung verschirft Versorgungsengpass: Kalifornien ohne Strom* oder ,,Power Deregulation in
California Shows Wrong Way to Go* in Wall Street Journal Europe vom 28. November 2000: 1.

»~California’s restructured electric energy industry has been the subject of extensive discussions around the world and
has been recognized as a benchmark and showcase for restructuring of a traditional regulated and vertically integrated
electric utility industry* (Alaywan 2000: 69).



Der vorliegende Beitrag versucht dieser Frage nachzugehen. Dabei werden die Entwicklungen bis
Ende Februar 2001 beriicksichtigt und sollen die wesentlichen Problembereiche identifiziert und deren
komplexes Zusammenwirken herausgearbeitet werden.3 Ziel ist die Klirung, ob die derzeitigen
Schwierigkeiten im kalifornischen Strommarkt grundlegende Probleme des Wettbewerbsansatzes fiir
die Stromwirtschaft anzeigen oder ob sie eher Ubergangsbestimmungen und ,Hypotheken* aus der
Vergangenheit zu verdanken sind.

In Kapitel B wird zunichst ein Uberblick iiber die Grundziige der Strommarktregulierung in den
Vereinigten Staaten und insbesondere in Kalifornien gegeben, um hierdurch die Einordnung der der-
zeitigen Vorginge im kalifornischen Strommarkt zu erleichtern. Dabei wird zunichst auf die zentralen
Vorgaben sowohl des Bundesgesetzgebers als auch auf die Regulierungspolitik der Bundesregulie-
rungsbehorde fiir Energie (Federal Energy Regulatory Commission, FERC) eingegangen und die der-
zeit geltende foderale Kompetenzzuweisung erldutert. AnschlieBend werden die zentralen Elemente
der kalifornischen Reformen von 1995/1996 skizziert. Dabei widmet sich die Diskussion der Organi-
sation der Netznutzung durch einen unabhéngigen Netzbetreiber, der Ausgestaltung des hiervon weit-
gehend getrennten Stromhandels, der verbleibenden Regulierung und schlieBlich den Ubergangsbe-
stimmungen.

In Kapitel C werden die Ergebnisse seit der Implementierung der Reformen in 1998 dargelegt. Da-
bei wird zundchst auf die Marktstrukturentwicklungen eingegangen und etwa die Frage beleuchtet,
inwieweit das den Reformen zugrunde liegende Ziel einer weitgehenden Entflechtung der Erzeugung
von den anderen Wertschopfungsstufen der Stromwirtschaft erreicht wurde. Eingegangen wird auch
darauf, welches Ausmal3 der Wettbewerb um Endkunden angenommen hat und ob sich die zentrale
Stromborse im Wettbewerb mit anderen Institutionen des Stromhandels behaupten konnte. Im An-
schluss werden die preislichen Entwicklungen sowohl auf der GroB3handels- als auch auf der Einzel-
handelsebene betrachtet.

Den zugrunde liegenden Ursachen fiir die enormen Preissteigerungen seit dem Frithsommer 2000
wird in Kapitel D nachgegangen. Untersucht werden zunichst die Angebots- und Nachfrageentwick-
lungen, die besonderen Umstinde, die im Laufe des Jahres 2000 hinzutraten, und die Rolle, die die
Regulierungsentscheidungen hierbei spielten und spielen. Nachdem anschlieBend kurzfristige Griinde
fiir Kostensteigerungen betrachtet werden, sollen ausgewihlte Marktdesignprobleme etwas ausfiihrli-
cher untersucht und schliefSlich soll auch aufgezeigt werden, inwieweit einzelne Regulierungen der
Nachfrageseite die Probleme weiter verschirften.

Kapitel E widmet sich den jiingsten Reaktionen des kalifornischen Gesetzgebers und der Regulie-
rungskommissionen auf Bundes- und Staatsebene, die in zum Teil deutlichem Umfang die anfingli-
chen Bestimmungen fiir den Stromhandel und die Erzeugung &nderten, die insbesondere die Position
der zentralen Stromborse gefihrden und dariiber hinaus eine Verstaatlichung von Teilen der Strom-
wirtschaft bedeuten konnten. In diesem Zusammenhang wird auch auf die aktuellen Marktentwicklun-
gen zu Beginn des Jahres 2001 eingegangen.

Im letzten Kapitel werden die Ergebnisse zusammengefasst und einige Schlussfolgerungen prisen-
tiert. Es wird auch ein Ausblick gegeben, der auch darauf eingeht, ob die kalifornische Stromwirt-
schaft auf dem Weg zuriick zu einer umfassenden Regulierung ist, ob somit das Pendel zuriickschlagt,
von Markt6ffnung und Liberalisierung zuriick zu Regulierung und staatlicher Intervention.

3 Die vorliegende — und angesichts der Aktualitidt der Vorgénge und der seit Beginn der Reformen nur kurzen Zeitspanne
sparliche — Literatur widmet sich ganz iiberwiegend einzelnen Problemen, etwa der Untersuchung von Marktdesignde-
tails im Bereich des Engpassmanagements des California Independent System Operator (CAISO) (Alaywan 2000;
Borenstein et al. 2000; Wolak 1999) oder spezifischen Marktmachtproblemen (Bushnell und Wolak 1999; Harvey und
Hogan 2000b; Joskow und Kahn 2000; vgl. auch Chandley et al. 2000).



B. Ordnungsrahmen der kalifornischen Stromwirtschaft

L Der Regulierungsrahmen auf der Bundesebene

1. Gesetzliche Bestimmungen auf der Bundesebene

Vergleichbar der Situation in Deutschland (Kumkar und Neu 1997) war die U.S.-amerikanische
Stromwirtschaft seit ihren Anfingen durch die Existenz zahlreicher vertikal integrierter Stromunter-
nehmen gekennzeichnet, die teilweise im privaten Besitz, teilweise im Besitz der Kommunen, teil-
weise auch im Besitz der einzelnen Bundesstaaten oder des Zentralstaats waren. Der Grad der horizon-
talen Integration variierte dabei von Region zu Region und von Staat zu Staat (vgl. ausfithrlicher zum
Folgenden Kumkar 2001a).

Gemeinsames Merkmal dieser Unternehmen war, und dies ist eine weitere Ahnlichkeit zur traditio-
nellen Struktur in Deutschland, dass sie in der Regel tiber exklusive Versorgungslizenzen fiir die Ver-
sorgung von Endkunden in regional abgegrenzten Gebieten verfiigten. Rechtliche Grundlage dieser
geschlossenen Versorgungsgebiete war ein Geflecht von bundesstaatlichen und einzelstaatlichen Be-
stimmungen.

Der Public Utility Holding Company Act (PUHCA) war zusammen mit dem ebenfalls aus dem Jahr
1935 herriihrenden Federal Power Act (FPA) das zentralstaatliche Gesetzeswerk, welches fiir einige
Jahrzehnte die Dominanz des Modells des integrierten Gebietsmonopols in allen Bundesstaaten si-
cherstellte. Der PUHCA sah die geographische Beschrinkung der Stromunternehmen auf das Gebiet
jeweils nur eines Bundesstaates vor. Durch den FPA wurden alle potentiell oder tatsidchlich grenziiber-
schreitenden Stromhandelstransaktionen einer neuen Regulierungsbehorde des Bundes, der Federal
Power Commission (FPC, seit 1978 der Federal Energy Regulatory Commission, FERC) unterstellt.

Die Bestimmungen des FPA schufen im Zusammenhang mit den Vorschriften des PUHCA eine im
Grundsatz bis heute geltende recht klare administrative Zuordnung der Regulierungskompetenzen ver-
schiedener foderaler Ebenen: Die FERC (bzw. bis 1978 die FPC) iiberwacht den Handel zwischen den
Versorgungsunternehmen, d.h. den GroBhandel mit Strom. Die einzelstaatlichen Regulierungskom-
missionen regulieren den Verkauf von Strom an Endabnehmer, d.h. den Einzelhandel mit Strom
(Ausnahmen gelten fiir Stromunternehmen im o6ffentlichen Besitz, die in der Regel direkt von den un-
teren Gebietskorperschaften reguliert werden und weder der Regulierungskompetenz der FERC noch
der einzelstaatlicher Kommissionen unterliegen).

Die U.S.-Stromwirtschaft war folglich auf der einen Seite durch die Gewinnregulierung der Unter-
nehmen und die damit einhergehende Versorgungspflicht und auf der anderen Seite durch das Recht
der Anteilseigner auf eine ,,angemessene Rendite gekennzeichnet. Bedingt durch den Umstand, dass
praktisch alle Unternehmen, die Strom erzeugten, iibertrugen oder verteilten, gesetzlich als Versor-
gungsunternehmen definiert und ausnahmslos der Regulierung unterstellt wurden, kann der Stromsek-
tor bis Anfang der neunziger Jahre als einer der am striktesten regulierten Wirtschaftsbereiche in den
Vereinigten Staaten charakterisiert werden.

Mit dem Public Utility Regulatory Policies Act (PURPA) als Einspeisungsgesetz fiir kleine Strom-
erzeugungsaniagen wurde 1978 ein erster Schritt hin zur Auflockerung der integrierten Unterneh-
mensstrukturen getan. Auf dem — weit iiber den PURPA hinausgehenden — Weg zu einem wirksa-
men Wettbewerb auf dem GroBhandelsmarkt zeigten sich jedoch zwei wesentliche Probleme. Zum ei-
nen war die Teilnehmerzahl auf der Anbieterseite des GroBhandelsmarkts durch den PUHCA und den
FPA extrem beschrinkt: Einem industriellen Eigenerzeuger, der am GroBhandelsmarkt fiir Strom teil-
nehmen wollte, war diese Option verwehrt, da sein eigentliches Hauptbetitigungsfeld — die Produk-
tion von Industriegiitern — nach dem PUHCA unvereinbar wire mit einer Klassifikation als Strom-
versorgungsunternehmen. Zum anderen war auch die Teilnehmerzahl auf der Nachfragerseite des
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GroBhandelsmarkts beschrinkt, da die FERC keine wirksamen Instrumente besaf3, um Durchleitungen
durch die Netze von Versorgungsunternehmen anzuordnen.

Mit dem Energy Policy Act (EPAct) von 1992 schuf der U.S.-Gesetzgeber eine neue Kategorie von
Stromerzeugermn und dadurch erweiterte Moglichkeiten des Markteintritts fiir unabhiingige Stromer-
zeuger. Diese neue Kategorie von Stromerzeugern, als ,,exempted wholesale generators” (EWG) be-
zeichnet, wurde von den meisten Restriktionen des PUHCA und des PURPA befreit. Insbesondere
unterliegen sie nicht den geographischen Restriktionen des PUHCA und werden nicht direkt gewinn-
reguliert. Hierdurch wurden die Voraussetzungen geschaffen, die Teilnehmerzahl auf der Anbieter-
seite des GroBhandelsmarkts zu erhShen. Zusitzlich wurden der FERC erstmals Mdglichkeiten zur
Anordnung von Durchleitungen durch fremde Netze gegeben, wodurch also auch die Nachfragerseite
erweitert wurde.

Allerdings war mit diesem Gesetz keinesfalls die Grundlage fiir einen Wettbewerb um Endkunden
geschaffen worden. Dagegen sprach die Definition der Durchleitungsberechtigten: Dies waren auf der
Nachfragerseite allein weiterverkaufende Stromunternehmen, keine Endkunden. In dieser Beschrin-
kung schligt sich nicht zuletzt die tradierte Kompetenzzuweisung in den Vereinigten Staaten nieder,
die die Regulierung des Einzelhandels in das Ermessen der Staaten und nicht des Bundes stellte.

Von Bedeutung ist der Umstand, dass der EPAct die foderale Zuordnung der Regulierungskompe-
tenzen teilweise dnderte: Durch die Schaffung der EWG-Kategorie wurden weite Teile der Stromwirt-
schaft der Regulierungsbefugnis der Einzelstaaten entzogen, da die EWG und die von ihnen notwen-
digerweise eingegangenen Transaktionen auf dem GrofShandelsmarkt der Regulierungskompetenz der
FERC unterliegen. Insofern stellt der EPAct nicht allein einen Liberalisierungsschritt fiir Erzeugung
und GroBhandel dar, sondern via Vergroflerung des Groflhandelsmarkts auch einen Schritt zur fakti-
schen Zentralisierung von Regulierungsbefugnissen.

2. Zur Regulierungspolitik der FERC

a. Die Regulierungspolitik bis 1996

Traditionell genehmigte die FERC Preise im Bereich des Stromverkaufs auf der GroBhandelsebene
nur dann, wenn die betreffenden Unternehmen ihre Konditionen an den von ihnen nachgewiesenen
Kosten der jeweiligen Strombereitstellung orientierten (Cost-plus- bzw. Rate-of-return-Regulierung).
Insofern konnten die Preise grundsitzlich nicht in freien Verhandlungen zwischen Anbietern und
Nachfragern auf der GroBhandelsebene bestimmt werden; von Wettbewerb konnte kaum die Rede
sein.

Mitte der achtziger Jahre begann die FERC, ihre Preisregulierungskompetenz flexibler zu handha-
ben. So genannte Marktpreise, d.h. zwischen Anbietern und Nachfragern verhandelte Preise, wurden
dann als angemessen akzeptiert, wenn die beteiligten Unternehmen — aus Sicht der FERC — keine
asymmetrischen Marktpositionen innehatten. In einem solchen Fall blieb die Festlegung der Konditio-
nen den beteiligten Marktakteuren tiberlassen, und die FERC nahm eine weitgehend passive Rolle ein.

Seit Ende der achtziger Jahre hatte die FERC dieses Kriterium der fehlenden Marktmacht derart
konkretisiert, dass sie von einer strikten Preisregulierung dann absah, wenn die beteiligten Unterneh-
men ihre Ubertragungsnetze fiir Durchleitungen Dritter gedffnet hatten. Dies implizierte, dass ein Un-
ternehmen der strikten Preisregulierung durch die FERC dadurch entgehen konnte, dass es ,.freiwillig
Tarife fiir die Nutzung seiner Ubertragungsanlagen veroffentlichte.4

4 Diese via Fusionsauflagen oder Auflagen zur Genehmigung von ,,marktbasierten Preisen® verfolgte Strategie der FERC
wird von Joskow (2000a: 27) sehr anschaulich als regulatorische Erpressungstechnik (,tried and true technique of
‘regulatory extortion’*) gekennzeichnet.
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b. Order 888 und Order 889

Gestiitzt auf eine seit 1935 existierende Bestimmung des Federal Power Act, der fiir alle Preise und
sonstige Konditionen auf der Grofhandelsebene das Prinzip der Nichtdiskriminierung festlegt,
schreibt die FERC mit ihrer Verordnung vom April 1996 (Order 888: Promoting Wholesale Competi-
tion Through Open Access Non-discriminatory Transmission Services by Public Utilities) fiir die
Ubertragungsnetze die Einrichtung eines Common-Carrier-Modells vor. Erginzend sieht die Order
889 die Einrichtung eines EDV-gestiitzten Informationssystems fiir die Netznutzung vor. Gegeniiber
dem im EPAct definierten Modell der Netznutzung weist das Common-Carrier-Modell in der ,,open-
access“-Version der FERC eine striktere Regulierung des Stromtransports auf, die die wirksamere
Durchsetzung von nichtdiskriminierenden Netznutzungsrechten erlauben soll.
Dieses Modell der Netznutzung konstituiert sich durch zwei zentrale Elemente:

— Tarifierungspflicht: Die Versorgungsunternehmen werden zur Versffentlichung von Tarifen fiir die
Nutzung ihrer Ubertragungsanlagen verpflichtet. Die in diesen Tarifen festgelegte Struktur der
Ubertragungspreise muss bestimmten, von der FERC definierten Kriterien gentigen.

— Funktionelle Entflechtung: Die Versorgungsunternehmen werden zu Reorganisationen im Bereich
des Managements und der Rechnungslegung verpflichtet.

Festgehalten werden kann, dass die Order 888 und 889 eine weitgehende Trennung von Eigentum
und Verfiigungsrechten verlangen, womit faktisch eine Anschluss- und Versorgungspflicht auf der
GroBhandelsebene etabliert wird. Diese Re-Regulierung der Stromiibertragung soll die schrittweise
Deregulierung der Stromerzeugung und des StromgrofBhandels ermoglichen und begleiten. Allerdings
sieht die FERC davon ab, Mittel der Strukturregulierung zu ergreifen, also etwa eine eigentumsrechtli-
che Entflechtung der Stromiibertragung von den anderen Titigkeitsfeldern der Stromwirtschaft ver-
bindlich vorzuschreiben, wie dies etwa in England und Wales der Fall war. Auch fiihrt sie zwar die
Bildung von unabhingigen Netzbetreibern (independent system operator, ISO) (also die Bildung von
neuen Organisationen mit dem Ziel des gemeinsamen Betriebs von Transportanlagen mehrerer Eigen-
tiimer) als Beispiel an, das gewisse Vorteile gegeniiber den Mindestanforderungen der funktionellen
Entflechtung der Order 888 aufweise; verbindlich vorgeschrieben hat sie die Bildung derartiger ISOs
aber nicht.

c. Order 2000

Zwar stellte die FERC selbst fest (FERC 1999: 1-2), dass seit der Verabschiedung der beiden Verord-
nungen weit reichende Umstrukturierungen in der U.S.-Stromwirtschaft zu beobachten sind. Hierzu
gehoren angestoflene Reformbestrebungen auf Bundesstaatsebene (die allerdings insbesondere im Fall
Kaliforniens den FERC-Verordnungen zeitlich vorangingen), die zunehmenden Verkéufe von Kraft-
werkskapazitidten durch die Versorgungsunternehmen, eine zunehmende Zahl von Fusionen zwischen
Versorgungsunternehmen (auch zwischen Gas- und Stromunternehmen), der massive Markteintritt
neuer Erzeuger und Stromhindler sowie die Bildung unabhingiger Netzbetreiber. Korrespondierend
zu diesen Entwicklungen hat das Volumen des GroB3handels erheblich zugenommen.

Trotz dieser Entwicklungen waren aus Sicht der FERC noch nicht die Bedingungen fiir eine effizi-
ente Organisation des GroBhandels gegeben. Das Common-Carrier-Modell wies in seiner bisherigen
Ausgestaltung zwei zentrale Defizite auf (FERC 1999: 2):

— Zum einen stellte die FERC erhebliche Ineffizienzen bei der konkreten Netznutzung und dem
Netzausbau fest, die sich aus der weiterhin horizontal desintegrierten Koordinierung von Nutzung
und Ausbau ergaben.

— Zum anderen sah sie erhebliche Anreizprobleme seitens der Ubertragungsunternehmen, die durch
die Order 888 und 889 nur in ihren Auswirkungen gemildert werden konnten, nicht aber wirklich
beseitigt wurden.



12

Beiden Defiziten der bisherigen Transportregulierung suchte die FERC (1999) mit ihrer am 20. De-
zember 1999 verabschiedeten Order 2000 zu begegnen. Diese hatte einen stirker regional integrierten
Betrieb von Transportanlagen, mit anderen Worten eine stérkere horizontale Integration der Trans-
portnetze zum Ziel (unter ,regional® ist somit keine kleinrdumige Dimension zu verstehen, sondem
eine geographische Ausdehnung der Kontrollgebiete, die durchaus mehrere Bundesstaaten umfassen
kann). Gleichzeitig sollte das Ausmal} der vertikalen Integration in der Stromwirtschaft deutlich ver-
ringert werden. Die Order 2000 forderte zu diesem Zweck alle Transportunternehmen auf, , freiwillig®
einer bereits bestehenden oder neu zu griindenden regionalen Ubertragungsorganisation (Regional
Transmission Organization, RTO) beizutreten.

Obwohl die FERC betonte, dass sie formell auf einen freiwilligen Prozess zur Bildung von RTOs
setzt, gab sie allen Transportunternehmen, die ihrer generellen Jurisdiktion unterliegen (also nur den
privaten Versorgungsunternehmen), eine Frist bis zum 15. Oktober 2000 (FERC 1999: 703).5 Bis zu
diesem Tag mussten sie entweder einen konkreten Vorschlag zur Teilnahme an einer RTO oder aber
eine fundierte Begriindung dafiir geliefert haben, warum sie keinen derartigen Vorschlag machen
konnten oder wollten. Im Fall der beabsichtigten Teilnahme an einer RTO muss sichergestellt sein,
dass die Ubergabe des Betriebs bzw. des Eigentums der Anlagen an die RTO dergestalt vorgesehen ist,
dass die RTO spitestens zum 15. Dezember 2001 ihren Betrieb aufnehmen kann (FERC 1999: 706).

3. Eine Zwischenbilanz der Reformen auf der Bundesebene

Die Reformen auf der Bundesebene seit 1992 konnen auf drei Griinde zuriickgefiihrt werden, die in ih-
rer Gesamtheit das traditionelle Modell der Regulierung in Frage stellten:

Erstens fand eine generelle Uberpriifung der Ordnungsmodelle fiir die traditionell intensiv regulier-
ten Industrien statt. Dabei waren die beispielsweise in der Telekommunikationsindustrie nach den
Reformen beobachtbaren Preissenkungen ein wichtiger Impuls fiir die Uberlegungen, ob und inwie-
weit auch im Stromsektor Wettbewerbselemente zu Preissenkungen fihren konnten. Zweitens zeigten
sich im Bundesstaatsvergleich enorme Preisunterschiede selbst im Fall direkt benachbarter Bundes-
staaten. Drittens zeigten sich Potentiale fiir die Entwicklung von kleineren, schneller zu bauenden und
vor allem weniger kapitalintensiven Kraftwerken.

Durch die meisten der hierdurch angestof3enen rechtlichen Entwicklungen seit dem PURPA zieht
sich ein roter Faden, der durch die sukzessive Intensivierung der Regulierung im Stromtransportbe-
reich markiert wird. Spiegelbildlich wurden die anderen Stufen der Stromwirtschaft zumindest partiell
dereguliert. Beim EPAct war es die Schaffung einzelfallbezogener Durchleitungsrechte. Bei der Order
888 war es die erstmalige Etablierung von Elementen eines Common-Carrier-Modells mit Mitteln
vornehmlich der Verhaltensregulierung. Schliellich ist es bei der Order 2000 eine fundamentale
Umbildung der institutionellen Arrangements im Bereich des Stromtransports.

Zu beachten ist bei allen Reformen auf der Bundesebene, dass sie sich aufgrund der Kompetenzab-
grenzung zwischen Bund und Bundesstaaten nicht direkt auf die Belieferung von Endkunden bezie-
hen; in der Notation der europdischen Stromrichtlinie werden allein die Akteure auf der GroBhandels-
ebene als ,,zugelassene Kunden* definiert.

Das muss natiirlich nicht so bleiben. Und in der Tat ist der Bundesgesetzgeber in den letzten Jahren
zwar nicht durch die Verabschiedung neuer Gesetze zur Restrukturierung hervorgetreten, sondern hat
der FERC seit dem EPAct weitgehend das Feld iiberlassen. Untitig war der Gesetzgeber allerdings
nicht. Die letzten Jahre waren geprigt durch eine Unzahl neuer Gesetzesinitiativen sowohl der Regie-
rung als auch der beiden Kammern des Kongresses. Diese hatten und haben in einigen Fillen durchaus

5 Transportunternehmen, die den Betrieb ihrer Anlagen einem bereits existierenden ISO iiberantwortet haben, wurde eine
Fristverlangerung bis zum 15. Januar 2001 zugebilligt (FERC 1999: 707 f.).
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eine deutliche Anderung der foderalen Aufgabenteilung zum Ziel und wiirden bei Implementierung
einige der Reformen auf der Ebene der Bundesstaaten nachvollziehen und teilweise auch dariiber hin-
ausgehen. Insbesondere die Staaten, die bislang keinerlei Aktivititen entfalteten, wiirden durch diese
Entwicklungen in Zugzwang geraten.b

Unabhingig von der Frage, ob die einzelnen Gesetzesinitiativen tatsdchlich jemals verabschiedet
werden — der Weg hin zu einer weiteren Zentralisierung der Regulierungsbefugnisse scheint einge-
schlagen worden zu sein.” Die ,,Klarung* diirfte zu groBen Teilen in einem Entzug von Kompetenzen
der Bundesstaaten bestehen und damit letztlich auch in einer volligen Neuordnung der Regulierungs-
zustdndigkeiten in den Vereinigten Staaten. Unter diesem Gesichtspunkt ist eine intensivere Regulie-
rung durch den Bund zu erwarten, als es bislang der Fall war (vgl. ausfiihrlicher Kumkar 2001a: 28—
30).

IL. Der Regulierungsrahmen auf der Ebene des Bundesstaates Kalifornien

1. Der Inhalt der kalifornischen Reformen: Neue Marktstrukturen und Akteure

Die kalifornische Regulierungskommission (California Public Utilities Commission, CPUC) — zu-
standig fiir die Regulierung der dominierenden privaten Versorgungsunternehmen in Kalifornien —
ergriff kurz nach Verabschiedung des EPAct die Initiative, um die Bedingungen der Stromwirtschaft
in Kalifornien grundlegend zu @ndern (vgl. ausfithrlicher Kumkar 2001a). Der im EPAct vorgesehene
Wettbewerb auf der Grohandelsebene sollte nach dem Willen der kalifornischen Regulierungskom-
mission durch zwei Elemente ergénzt werden:

- Die Einfithrung von Wettbewerbselementen auf der Einzelhandelsebene, also die Suspendierung
geschlossener Versorgungsgebiete, und
- eine Re-Regulierung der Marktsegmente, die weiterhin fiir regulierungsbediirftig gehalten wurden.

Die Initiative der CPUC fiihrte dazu, dass bereits vor der Verabschiedung der FERC-Order 888 ein
eigener Beschluss zur Neu- bzw. Re-Regulierung der kalifornischen Stromwirtschaft gefasst wurde.
Diese CPUC-Order (CPUC 1995) wurde im September 1996 durch das Inkrafttreten eines kaliforni-
schen Umstrukturierungsgesetzes fiir die Stromversorgung ergénzt (California Legislature 1996). Es

Das muss nicht unter allen Umstinden im Interesse der Stromverbraucher dieser Staaten liegen. Immerhin sind die ein-
zelstaatlichen Regulierer in der Regel darauf verpflichtet, im Interesse der Biirger auf niedrige Strompreise zu achten.
Von daher diirften sie den Export von preiswertem Strom in andere Bundesstaaten kaum unterstiitzen, wenn sich die
hiermit verbundenen Unternehmensgewinne nicht in heimische Strompreissenkungen umsetzen lassen. Ndhme nun bei-
spielsweise der zwischenstaatliche Handel im Gefolge weiterer Reformen durch den Bund zu, kénnte dies durchaus zu
Preiserhohungen in den bisherigen Niedrigpreisstaaten fithren, gerade wenn die Erzeugung partiell oder vollstidndig de-
reguliert wird. Zwar wird die Effizienz vermutlich insgesamt erhoht, die Verteilungsprobleme diirften aber politisch
nicht einfach zu 16sen sein.

Diese Zentralisierung konnte Vorteile aufweisen, falls sie beispielsweise Reformblockaden in den Bundesstaaten auflo-
sen wiirde. Ferner konnten Vorteile hinsichtlich einer stirkeren Verantwortlichkeit der dffentlichen Regulierer auf der
Bundesebene gegeniiber der Staatsebene bestehen. SchlieBlich mag eine schnellere Harmonisierung der Rahmenbedin-
gungen fiir die Stromwirtschaft Vorteile versprechen. Allerdings stehen diesen Vorteilen auch die Vorteile weiterhin de-
zentraler Kompetenzen gegeniiber. Dezentrale Kompetenzzuweisungen kénnen im Allgemeinen aus drei Griinden sinn-
voll sein: Zum einen schaffen sie eher als zentrale Kompetenzzuweisungen Freirdume fiir Experimente mit alternativen
Regulierungs- und Wettbewerbsmodellen. Deren komparative Evaluierung kann Hinweise auf sachgerechte Ansitze ge-
ben. Zum anderen erlaubt eine Dezentralisierung die u.U. bessere Beriicksichtigung von regionalen Unterschieden in der
Wettbewerbs- und Regulierungspolitik. Hierdurch konnten Freiriume fiir die Beriicksichtigung von unterschiedlichen
Priiferenzen sowie unterschiedlichen Umfeldparametern politischer und technischer Natur geschaffen werden. SchlieB-
lich kann die Dezentralisierung von Regulierungskompetenzen via Installierung eines ,,Wettbewerbs der Regulierer” ein
Instrument zur Senkung des Regulierungsrisikos sein, d.h., zur Begrenzung opportunistischer Verhaltensweisen der 6f-
fentlichen Regulierer beitragen.
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bestiitigte den von der CPUC eingeschlagenen Weg und kodifizierte die wesentlichen Aspekte der
CPUC-Entscheidung.

Im Zuge der Reformen wurden zwei neue, zentrale Marktinstitutionen begriindet, die fiir den neuen
Strommarkt von wesentlicher Bedeutung sind, (i) der unabhingige Netzbetreiber (California Indepen-
dent System Operator, CAISO) sowie (ii) die Stromborse (California Power Exchange, CalPX). Beide
Organisationen nahmen ihre Tiatigkeit mit dreimonatiger Verzdgerung zum 1. April 1998 auf. Ihr
Vorstand setzt sich jeweils aus Vertretern der Hauptinteressengruppen und des ,.6ffentlichen Interes-
ses* zusammen.

a. Der Betrieb der Ubertragungsnetze: Der unabhiingige Netzbetreiber (CAISO)

Im bisherigen ‘System waren die Ubertragungsleitungen in Kalifornien zum iiberwiegenden Teil im
Eigentum der drei groen privaten Versorgungsunternehmen Southern California Edison Company
(SCE), San Diego Gas & Electric Company (SDG&E) und Pacific Gas & Electric Company (PG&E).
Diese gewihrleisteten innerhalb ihres jeweiligen Versorgungsgebietes die Netzstabilitiit, koordinierten
den Kraftwerkseinsatz und planten in loser Kooperation den Netzausbau und -betrieb.

Wihrend die FERC zur Zeit der Verabschiedung der CPUC-Order davon abgesehen hatte, die Neu-
griindung von rechtlich unabhiingigen Netzgesellschaften verbindlich vorzuschreiben, ist die Bildung
eines unabhingigen Netzbetreibers konstituierendes Merkmal der neuen Marktstruktur in Kalifornien.
Im neuen System wird grundsitzlich das gesamte Ubertragungsnetz in Kalifornien von einer einzigen
Instanz, dem unabhingigen Netzbetreiber CAISO, betrieben. Die Versorgungsunternehmen bleiben
zwar Eigentiimer der einzelnen (nunmehr: Teil-) Netze, miissen den Betrieb jedoch an CAISO abge-
ben. Es fand somit eine sehr weitgehende Trennung von Eigentum, Verfiigungsrechten und Betrieb
statt, die tiber die Bestimmungen der FERC-Order 888 hinausging (und vermutlich grundsitzlich der
neuen Order 2000 geniigt). Die Aufgaben des unabhiingigen Netzbetreibers sind vielfiltig und reichen
von der Gewihrleistung diskriminierungsfreier Netznutzungsrechte bis zum Aufbau eines leistungs-
fahigen Kommunikationsnetzwerkes.

Nach der Entscheidung vom Dezember 1995 darf der nicht am Gewinn orientierte CAISO keine
Anteile an Erzeugungs- oder Ubertragungsanlagen besitzen. Diese Bestimmung soll gewihrleisten,
dass er transparente und neutrale Netznutzungsrechte fiir alle Netznutzer sicherstellt und damit auch
die in der (damals bereits absehbaren, wenn auch noch nicht endgiiltig beschlossenen) FERC-Order
888 und 889 aufgesteliten Grundsitze der Common-Carrier-Organisation der Ubertragungsanlagen
beachtet.

b. Stromhandel
Die zentrale Handelsorganisation: Die kalifornische Strombirse (CalPX)

CalPX organisiert den Wettbewerb zwischen den Stromerzeugern in einem tiglichen Auktionsverfah-
ren fiir jeweils einstiindige Intervalle des darauf folgenden Tages. Sie organisiert somit einen kurzfri-
stigen Terminmarkt fiir Strom. Bei diesen Auktionen erhalten alle erfolgreichen Bieter auf der Ange-
botsseite als Preis den Gebotspreis der letzten (teuersten) in der Kraftwerkseinsatzplanung beriicksich-
tigten Erzeugungsanlage. Es wurde erhofft, dass sich die Gebote der Stromerzeuger an den kurzfristi-
gen Grenzkosten orientieren werden, so dass die marktriumenden Preise eine effiziente Zuschaltung
der Kraftwerke gewiihrleisten. Die Nachfragerseite wird in der CalPX nicht durch eine zentrale Pro-
gnose (a la England und Wales), sondern durch Gebote der Nachfrager reprisentiert.

Die Borse weist als Auktionator den einzelnen Erzeugern zundchst Anteile an der jeweiligen
Stromnachfrage zu. Dieser vorldufige partielle Erzeugungsplan wird dann dem CAISO iibermittelt und
von diesem zusammen mit den Direktvertrigen, auf die im nichsten Abschnitt eingegangen wird, ko-
ordiniert. Der resultierende vorldufige Gesamtsteuerungsplan impliziert einen u.U. revidierten Borsen-
Erzeugungsplan, welcher wieder der Borse zugeleitet wird. Die Strombdrse iibermittelt den Erzeugern
die vom CAISO akzeptierten oder revidierten individuellen Erzeugungspline.
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Die im Zuge der Zusammenarbeit der Stromborse mit dem CAISO ermittelten rdumlichen Strom-
preise dienen als Grundlage fiir die Zahlungen der beteiligten Entnehmer; jedem Erzeuger wird der
jeweils regional relevante Preis bezahlt. Die Borsennachfrager entrichten hingegen einen einheitlichen,
tiber die Regionen gemittelten Spotpreis.

Die Alternative zur Strombdrse: Direktvertrige zwischen Erzeugern, Hdndlern und Verbrauchern

Im Vorfeld der kalifornischen Reformen wurde vor allem die Frage diskutiert, ob ein Poolmodell a la
England und Wales (das dort derzeit wieder abgeschafft wird) implementiert werden sollte, ob also
den Stromanbietern und -nachfragern die zwangsweise Teilnahme an der zentral eingerichteten
Stromborse verbindlich vorgegeben werden sollte. Die Alternative wurde durch die Implementierung
eines reinen Common-Carrier-Modells fiir den Stromtransport gebildet, das keine Vorgaben fiir die
institutionelle Ausgestaltung des Stromhandels macht. Der Stromhandel wird in diesem Modell im
Extremfall nur durch bilaterale Vertrige zwischen Anbietern und Nachfragern organisiert.

Nach heftigen Kontroversen (Kumkar 1996) wurde schlieBlich ein Mittelweg gewihlt. In diesen ge-
hen sowohl Elemente eines Poolmodells als auch eines reinen Common-Carrier-Modells ein. Zwar
wird eine zentrale Stromborse etabliert, gleichzeitig werden aber auch bi- und multilaterale Direktlie-
fervertrige zugelassen. Stromunternehmen, die nicht der Jurisdiktion der CPUC unterliegen (z.B. un-
abhingige Héndler, Unternehmen im offentlichen Besitz), kénnen unter dem neuen Regime frei wih-
len, ob und in welchem Umfang sie ihre Transaktionen iiber die zentrale Stromborse abwickeln oder
aber auf andere Handelsinstitutionen (Einzelvertrige, alternative Borsen) setzen wollen. Etwas anders
sieht das Bild bei den traditionellen privaten Versorgungsunternehmen aus: Diesen wurde fiir die er-
sten Jahre eine Teilnahmepflicht an der CalPX auferlegt.

Der Ausgleichshandel als drittes zentrales Element des Stromhandels

Der Ablauf der Kraftwerkseinsatzplanung, d.h. der Koordinierung von Lieferungen aufgrund von
Stromborsenplanungen und Direktvertrigen, sowie der Zusammenhang dieser Terminmirkte mit dem
Ausgleichshandel konnen etwas vereinfacht wie folgt skizziert werden.

Der CAISO erhilt von der Strombérse als Fahrplankoordinator® zunichst einen vorldufigen — par-
tiellen — Kraftwerkseinsatzplan einschlieBlich der geographischen Struktur der Nachfragemengen
sowie der dazugehorigen Preisgebote fiir Erzeugung und Nachfrage. Die Parteien der Direktvertrige
bzw. die sie vertretenden Fahrplankoordinatoren liefern dem CAISO zum einen Angaben iiber das
AusmaB, den Ort und den Zeitraum der in den Vertriigen vorgesehenen Einspeisungen und Entnah-
men, also Angaben iiber die physischen Elemente der Stromlieferungsvertrige. Zum anderen liefern
sie Preis-Mengen-Gebote fiir Abweichungen von den vertraglich vereinbarten Einspeisungen und Ent-
nahmen (inkrementale und dekrementale Gebote)9.

Der CAISO bestimmt auf der Grundlage dieser Informationen den vorldufigen Gesamtkraftwerks-
einsatzplan. Im Rahmen der stufenweisen Bildung dieses Plans werden bei Netzengpissen rdumlich
differenzierte Ubertragungspreise ermittelt, die fiir die Berechnung der zonalen Preise der Strombdrse
und der Ubertragungspreise fiir die bilateralen Direktlieferungen Verwendung finden.

Der ex ante im Rahmen der Day-ahead-Planung und Day-of-Planung ermittelte Gesamtkraftwerks-
einsatzplan wird niemals den tatséchlichen Vorgingen in Echtzeit entsprechen. Schon der Umstand,

8 Als Fahrplankoordinatoren (scheduling coordinators, SC) werden Akteure bezeichnet, die die Netznutzung direkt mit
dem ISO koordinieren. Dies ist zum einen die Strombérse, die stellvertretend fiir ihre Teilnehmer (Erzeuger und Ab-
nehmer) auftritt. Zum anderen sind dies Vertreter der Direktvertragsparteien, die entweder selbst als Fahrplankoordina-
toren fungieren oder mehrere Vertragsparteien vertreten.

9

Dekrementale Gebote sind Gebote fiir Verringerungen der urspriinglich geplanten Mengen. Ein Erzeuger will also z.B.
5 Cent dafiir, dass er weniger einspeist, als er eigentlich beabsichtigte. Inkrementale Gebote sind Gebote fiir Mehrein-
speisungen.
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dass (i) technische Pannen stattfinden, (ii) die Nachfrage nicht exakt prognostiziert werden kann und
(iii) einzelne Agenten, aus welchen Griinden auch immer, ihre Planungen kurzfristig indern, bedingt
die Notwendigkeit des so genannten Ausgleichshandels (vgl. Kumkar 2000: insbesondere 208 f., 284-
291). SchlieBlich kommt gérade im kalifornischen Markt (iv) der im Abschnitt D.III ausfiihrlich
behandelte Umstand hinzu, dass die Akteure nicht unbedingt Anreizen unterliegen, ihre absehbaren
Lieferungen vollstindig ex ante zu kontrahieren, sondern einen Teil bewusst erst via Ausgleichshandel
handeln. Die Organisation dieses Ausgleichshandels, der dem Ausgleich von ex ante kontrahierten
Stromliefermengen mit den tatsichlich gelieferten Mengen dient, gehort zu den Aufgaben des CAISO.
Zu diesem Zweck nutzt er vornehmlich zum einen im Rahmen des Real-Time-Markts die speziell fiir
diesen Zweck ex ante abgegebenen inkrementalen und dekrementalen Gebote der Teilnehmer
(einschlieBlich CalPX) und zum anderen ebenfalls ex ante vereinbarte feste Reservekapazititen
(Ersatzreserven) und andere Netzhilfsdienstleistungen.

2. Wettbewerb und o6ffentliche Kontrolle: Zur Regulierung der kalifornischen
Versorgungsunternehmen

Der Beschluss der kalifornischen Regulierungskommission und des kalifornischen Gesetzgebers, den
Stromsektor einer Umstrukturierung zu unterwerfen, bedeutete mitnichten ein Ende der Regulierung.
Im Netzbereich, in dem nach wie vor ein natiirliches Monopol vermutet wird, sollte eine umfassende
Re-Regulierung greifen, die sich besonders in der Verpflichtung zeigt, den Betrieb aller Ubertragungs-
anlagen dem CAISO zu tiberantworten. Generelles Merkmal der Regulierung ist die Entflechtung der
integrierten Unternehmen und die darauf aufbauende unterschiedliche Behandlung der verschiedenen
Aktivititen Stromerzeugung, -iibertragung und -verteilung. Von Bedeutung ist, dass das fiir einige
Jahre geltende Ubergangsmodell erhebliche Unterschiede zum langfristig angestrebten Liberalisie-
rungsmodell aufweist.

a. Grundsdtzliches

Die Ubertragungs- und Verteilungsnetze werden unternehmensorganisatorisch und buchhalterisch von
der Stromerzeugung entflochten. Die (Teil-) Gesellschaften konnen innerhalb einer gemeinsamen
Holdinggesellschaft organisiert werden. Der Betrieb der Ubertragungsnetze wird dem unabhingigen
Netzbetreiber CAISO unterstellt, der als Common Carrier zu fungieren hat; die Verteilungsnetze wer-
den ebenfalls einem Common-Carrier-Status unterworfen. Zusétzlich miissen die Preise entbiindelt
werden in eine Energiekomponente (die vor allem die Erzeugungs- bzw. Beschaffungskosten auf dem
GroBhandelsmarkt widerspiegelt) und in Ubertragungs- und Verteilungskomponenten,

Als Begriindung fiir die Entflechtung der Geschiftsfelder nannte die Kommission generell die durch
die bessere Informationslage erleichterte Regulierung. Interessanterweise wies sie auch auf die hier-
durch geinderte foderale Kompetenzzuweisung hin, die aus ihrer Sicht Vorteile besiBe.10 Die FERC
sollte zukiinftig die Ubertragungsgesellschaften sowie den CAISO und die CalPX regulieren. Gerade
wegen der Zwangspartizipation der drei ,.investor-owned utilities” (IOU) an der CalPX und des stark
steigenden GroBhandelsvolumens ist die Bedeutung der FERC erheblich gewachsen. Die CPUC
reguliert die Verteilungsgesellschaften (utility distribution companies, UDC). Ihre Bedeutung hat
damit deutlich abgenommen.

10 wobei dies gerade heute von besonderem Interesse ist, weil die CPUC (bzw. ihre Prisidentin) mittierweile beklagt, sie
konne gegen die Preissteigerungen seit dem Frithsommer 2000 nur wenig unternehmen, da hierfiir die FERC zustindig
sei (Abschnitt E.IL.1).
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b. Stromerzeugung

Als Fernziel strebt die Regulierungskommission gemiB ihren Stellungnahmen die vollstindige Dere-
gulierung der Stromerzeugung an. Dieses Ziel war aus ihrer Sicht aber nicht sofort erreichbar. Denn
sie hilt es angesichts des hohen Marktanteils der groen kalifornischen Versorgungsunternehmen fiir
notwendig, zumindest mittelfristig die Aktivitdten im Bereich der Erzeugung mit den ihr verbleiben-
den Mitteln zu regulieren. Diese Regulierung bezieht sich im Wesentlichen auf zwei Aspekte:

— Den Druck auf die Unternehmen, sich ,freiwillig® von mindestens 50 Prozent der fossilen Erzeu-
gungskapazitit zu trennen (CPUC 1995: IV.A.2.b), und

— die Vorschrift, wihrend der Ubergangsperiode (bis zum 31. Dezember 2001, mittlerweile bis zum
31. Mirz 2002 verlidngert) die gesamte Stromerzeugung iiber die Strombérse abzusetzen, also Di-
rektvertrige weder mit den eigenen Verteilungs- bzw. Endverkaufsabteilungen noch mit anderen
Unternehmen oder Nachfragern zu schlielen (CPUC 1995: II1.D.5; CPUC 1996: 11.B).

Dabei lag der erstgenannten Regulierung nicht nur die Hoffnung einer dadurch erreichbaren
schnellen Abnahme der horizontalen Konzentration in der Erzeugung zugrunde, sondern sie reflek-
tierte auch den Willen der CPUC zur schnellen ,,marktlichen* Ermittlung des Marktwerts der Kraft-
werke und damit zur schnellen Ermittlung der nichtamortisierbaren Investitionen (dhnlich Joskow
2000a: 50).

Der Grund fiir die unter dem zweiten Aspekt genannte Regulierung der Erzeugung iiber den Ver-
kaufszwang an die CalPX war mehrgestaltig: Zum einen sollte die Preistransparenz in den neuen
Mirkten und ebenfalls die Ermittlung der nichtamortisierbaren Investitionen unterstiitzt werden. Zum
anderen solite die Liquiditit der CalPX gestiitzt werden. SchlieBlich sollte die befiirchtete
,»Verschiebung* von Monopolgewinnen aus der Stromverteilung zu den Stromerzeugungsgesellschaf-
ten verhindert werden.

Letztlich ergénzte dieser Aspekt der Regulierung die Entflechtung der Unternehmensbereiche iiber
das durch die oben behandelten EntflechtungsmaBSnahmen erreichte Maf3 hinaus. Er bedeutet aber
auch, dass sich die drei IOU gegen volatile Preise an der CalPX nicht schiitzen konnen, sondern
Preissteigerungen und/oder -schwankungen unmittelbar tragen miissen. Dies ist gerade unter Beriick-
sichtigung der beibehaltenen Endpreisregulierung von Interesse, schafft dieser Aspekt doch bei stark
steigenden kurzfristigen Strompreisen den Anlass dafiir, dass die Unternehmen in finanzielle Probleme
geraten.

c. Stromiibertragung und -verteilung

Die Stromiibertragung wird im Wesentlichen von der Bundesregulierungsbehtérde FERC iiberwacht,
die nach der Rechtslage und der Konstruktion des CAISO fiir die Kontrolle zustindig ist. Die CPUC
hat mit der Festlegung auf die neuen Marktinstitutionen insofern auch in diesem Bereich auf eigene
Regulierungskompetenz verzichtet.

Die Stromverteilung wird von der kalifornischen Regulierungskommission als Bereich angesehen,
der als natiirliches Monopol weiterhin reguliert werden muss, und zwar von ihr nach dem Konzept der
»performance-based regulation” (PBR, U.S.-Begriff fiir Anreizregulierung). Die Verteilungsunter-
nehmen werden zu einem Common-Carrier-Status ihrer Anlagen verpflichtet und miissen im Rahmen
der technischen Moglichkeiten auch ,,fremden® Strom zu den Endkunden durchleiten.

d. Stromendverkauf der UDC

Fiir Kunden, die bei dem bisherigen Verteilungsunternehmen (oder der Abteilung des Versorgungsun-
ternehmens) als Endkunden verbleiben, sollten die Strompreise weiterhin reguliert werden. Das Um-
strukturierungsgesetz (California Legislature 1996) hat in seiner Assembly Bill (AB) 1890 als Preis-
obergrenze fiir die ,,eigenen” Endkunden der Verteilungsunternehmen die am 10. Juni 1996 geltenden
Preise festgelegt (California Legislature 1996: § 368 PUC). Zusitzlich schreibt das AB 1890 eine so-
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fortige Preissenkung fiir Haushaltskunden und kleine gewerbliche Kunden (< 20 kW) um 10 Prozent
vor. Diese Preisobergrenzen gelten bis zum 31. Marz 2002 oder nur bis zu dem Zeitpunkt, an dem die
betreffende UDC ihre nichtamortisierbaren Investitionen voll finanziert hat, wenn dies vor dem 31.
Marz 2002 der Fall ist.

Die Verteilungsunternehmen werden dariiber hinaus verpflichtet, den Strom, den sie fiir die Versor-
gung ihrer eigenen Endkunden bendtigen, vollstindig iiber die Stromborse zu beziehen. Das heifit
auch, dass sie den vor den Restrukturierungen langfristig kontrahierten Bezug von fremdem Strom
(auch den via Einspeisungsvertrdge nach dem PURPA kontrahierten) zuerst an die CalPX verkaufen
und dann von ihr zuriickkaufen miissen.

Als Grund fiir die Bezugspflicht von der CalPX nannte die kalifornische Regulierungskommission
dhnliche Griinde wie fiir den oben behandelten Verkaufszwang: Erstens mogliche Informationsvorteile
iiber die Stromnachfrage, die die bisherigen Gebietsmonopolisten gegeniiber anderen unabhingigen
Unternehmen besitzen konnten. Insofern war der Bezugszwang aus Sicht der CPUC auch als MaB-
nahme zur Erh6hung der Preistransparenz und damit zur Senkung von Marktmacht intendiert. Zwei-
tens wurde die Bezugspflicht als Moglichkeit zur Gew#dhrung einer ausreichenden Liquiditidt der
CalPX gesehen, die wiederum fiir die ,,marktliche* Ermittlung der ,,stranded costs* als notwendig er-
achtet wurde. Insofern war die Bezugspflicht auch als Malnahme zur Senkung der Kosten der Regu-
lierung intendiert. Darliber hinaus wurde drittens die Endpreisregulierung wesentlich erleichtert, weil
der CalPX-Preis a priori als ,,prudent®, da wettbewerblich ermittelt, eingeschitzt wurde: Die CalPX-
Preise sollten als wesentlicher Teil der Energiekomponente direkt, wenn auch gemittelt, an die Kunden
weitergegeben werden. Auch dies sollte die Kosten der Regulierung senken.

3. Ubergangsprobleme: Nichtamortisierbare Investitionen und Reziprozititsklauseln

In der kalifornischen Diskussion um die Umstrukturierungen nahm die Frage nach der Behandlung
von nichtamortisierbaren Investitionen einen wichtigen Stellenwert ein. Die CPUC und der kaliforni-
sche Gesetzgeber sahen sich veranlasst, derartige Kosten bei den Bestimmungen zur Umstrukturierung
explizit zu beriicksichtigen.!!

Zur Finanzierung der nichtamortisierbaren Investitionen sahen die Regulierungskommission und
der Gesetzgeber die Einfilhrung einer Sonderabgabe (competition transition charge, CTC) auf
Stromendverk#ufe unabhéngig vom Bezugsmodus vor. Die Versorgungsunternehmen sollen durch die
ihnen zuflieBende Abgabe in die Lage versetzt werden, ihre unwirtschaftlichen Vermégensbestandteile
abzuschreiben. Die Ermittlung der nichtamortisierbaren Investitionen und die Erhebung der CTC sol-
len grundsitzlich bis zum 31. Dezember 2001 abgeschlossen werden; Ausnahmen gelten insbesondere
fir die Vertrige nach dem PURPA und fiir die Kernkraftwerke, deren Kosten auch nach diesem
Stichtag noch geltend gemacht werden kénnen.

Die bisher dargestellten kalifornischen Reformschritte sind nicht unmittelbar relevant fiir die 6f-
fentlichen Versorgungsunternehmen. Auch das Umstrukturierungsgesetz schreibt den offentlichen
Unternehmen keine wettbewerbliche Reformen vor, sondern verpflichtet sie nur zur grundsitzlichen
Partizipation am CAISO, wobei keine Fristen vorgegeben wurden.

Ahnlich der FERC in der Order 888 hatte die CPUC in ihrer Umstrukturierungsentscheidung eine
Reziprozititsklausel definiert (CPUC 1995: 111.D.2.b), die durch das Umstrukturierungsgesetz besti-
tigt wurde. Danach konnen die privaten Versorgungsunternehmen den 6ffentlichen Versorgern unter-

11" Die in der kalifornischen Umstrukturierung verwandte Bezeichnung ,transition costs* fiir derartige ,,stranded costs* ist
irrefilhrend, da bereits getitigte Investitionen oder eingegangene Verpflichtungen, also im Wesentlichen ,,sunk costs*
betrachtet werden. Es handelt sich prinzipiell um bereits entstandene, nicht um durch die Umstrukturierung verursachte
Kosten.
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sagen, Endkunden in ihrem Gebiet mit Strom zu beliefern, wenn den privaten Unternehmen nicht das
gleiche Recht im Versorgungsgebiet der jeweiligen 6ffentlichen Unternehmen eingerdumt wird.

4. . Das kalifornische Liberalisierungsmodell: Ein Common-Carrier-Modell oder ein
Poolmodell?

Betrachtet man die Regulierungsvorschriften der Reformen von 1995/1996 im Zusammenhang, so
wird deutlich, dass mit der CPUC-Order und dem Umstrukturierungsgesetz ein als hybrid zu bezeich-
nendes Liberalisierungsmodell vorgeschrieben wurde, das mit dem Start der neuen Institutionen An-
fang 1998 seine Arbeit aufnehmen solite.

Auf der einen Seite sehen die Vorschriften zwar auf lange Sicht die Einrichtung eines Common-
Carrier-Modells vor, d.h. die vergleichsweise strikte Regulierung des Stromtransports bei gleichzeiti-
ger weitgehender Deregulierung des Stromhandels. Auf der anderen Seite wird aber zumindest fiir
eine Ubergangszeit, also bis 2002, und zumindest fiir die drei groBen Stromunternehmen ein Poolmo-
dell etabliert, das die Schaffung einer geschiitzten monopolistischen Strombérse als zentraler Han-
delsinstitution vorsieht. Dieses Poolmodell, ohnehin durch eine recht strikte Regulierung des Strom-
handels gekennzeichnet, wurde zusitzlich noch durch das generelle Verbot langfristiger
(Absicherungs-)Vertrige und die strikte Endpreisregulierung erginzt.

Aus diesem Grund kann das kalifornische Modell bis 2002 nur sehr eingeschrinkt als
»Deregulierungsmodell” bezeichnet werden. Es handelt sich eher um ein Modell, in dem die Regulie-
rung nicht nur im Bereich des Stromtransports, sondern auch und gerade im Bereich des Stromhandels
weiterhin eine sehr groBe Rolle spielt. Die einzigen Bereiche, die wihrend der Ubergangsperiode tat-
séchlich als dereguliert bezeichnet werden konnen, sind Teile der Erzeugung und Teile des Stromhan-
dels. Dabei war ein Zuwachs der deregulierten Erzeugung durch die politisch gewollte Zunahme der
unabhingigen Erzeugung absehbar, wihrend der deregulierte Teil des Stromhandels — des Handels,
der der Belieferung von Nachfragern dient, die zu einem neuen Anbieter wechseln — unter der zu-
néchst aufrechterhaltenen strikten Endpreisregulierung zunichst ein nur geringes Wachstum erwarten
lie. Das in der Vorbereitung der Reformen prominent diskutierte Common-Carrier-Modell soll das
Ubergangsmodell also erst im Jahr 2002 ablosen.

C. Kaliforniens Strommarkt nach 1998: Einige Uberraschungen

L Die Entwicklungen der Marktstruktur

1. Marktanteile in der Erzeugung

Ein wihrend der Vorbereitung der kalifornischen Reformen wichtiges Thema war die Marktkonzen-
tration im Bereich der Stromerzeugung. Als die kalifornische Regulierungskommission (CPUC) Ende
1995 ihren Beschluss zur Restrukturierung verabschiedete, verfiigten die drei groen privaten Versor-
gungsunternehmen (IOU) PG&E, SDG&E und SCE iiber zusammen 30 GW Erzeugungskapazitit, das
waren 57 Prozent der insgesamt in Kalifornien bzw. 68 Prozent der von Versorgungsunternehmen be-
tricbenen Kraftwerke. Dieses Ausmal3 der Marktkonzentration war Anlass fiir die Regulierungskom-
mission, den beiden groBeren Unternehmen (PG&E und SCE) nahezulegen, ,freiwillig® mindestens
die Hilfte ihrer mit fossilen Brennstoffen betriebenen Kraftwerke zu verkaufen.
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Tabelle 1: Anteil der drei groBen Versorgungsunternehmen an der gesamten kalifornischen Erzeugungskapa-
zitit 1996 und 2000 (jeweils Stand 1. Januar)

1996 2000

MW Prozent MW Prozent
PGeE 14 004,1 26,06 6578,2 12,24
SDG&E 23622 4,40 247,0 0,46
SCE 14 036,0 26,12 34378 6,40
Insgesamt 30402,3 56,57 10263,0 19,10
Sonstige Versorgungsunternehmen 13 668,3 25,43 14 028,8 26,10
Versorgungsunternehmen insgesamt 44 070,6 82,00 24 291,8 45,20
Unabhingige Erzeuger 9674,0 18,00 29451,1 54,80
Insgesamt 53 744,6 537429

Quelle: CEC (2000d); EIA (1996a, 2000c); eigene Berechnungen.

Ein Blick auf Tabelle 1 verdeutlicht die bis Anfang 2000 eingetretene Entwicklung: Die drei groflen
Stromunternehmen haben ihre Kapazitit um gut 20 GW reduziert. Der Anteil dieser Unternehmen ist
von 57 auf nunmehr 19 Prozent gefallen. Am beeindruckendsten ist der massive Verkauf durch SCE,
der dazu fiihrte, dass ihr Marktanteil von 26 auf 6 Prozent gesunken ist. SDG&E verfiigt mittlerweile
nur noch iiber ein gutes Zehntel der Kapazitit vor den Reformen. Und im Fall der PG&E, die bislang
gut 53 Prozent ihrer Kapazitit verkauft hat, sollte der beabsichtigte Verkauf der umfangreichen Was-
serkraftkapazititen (knapp 4 000 MW) zu einem weiteren deutlichen Riickgang des Marktanteils fiih-
ren.

Tabelle 2:  Anteil der unabhingigen Erzeuger an der gesamten Erzeugung 1996-2000

1996* 19972 1998 1999 Jan. - Okt. 2000
TWh Pro- TWh Pro- TWh Pro- TWh Pro- TWh Pro-
zent zent zent zent zent
Kalifornien insgesamt 172 803 169 871 188 760 184 630 183 240
Unabhingige Erzeuger 58 097 33,6 57688 34,0 73 832 39,1 96754 524 108917 594

Versorgungsunternehmen 114706 66,4 112183 66,0 114928 60,9 87875 47,6 74323 406

Vereinigte Staaten
insgesamt 3424 950 3472 106 3617873 3691073 3 188 004

Unabhiingige Erzeuger 347 508 10,1 349 583 10,0 405 702 11,2 517 400 14,0 659 601 20,7
Versorgungsunternehmen 3077442 899 3122523 90,0 3212171 88,8 3173674 86,0 2528403 793

2QOriginalerzeugungsdaten fiir unabhiingige Erzeuger 1996 und 1997 von Bruttoerzeugung auf Nettoerzeugung korrigiert, und zwar durch
Verwendung des Konversionsfaktors 0,9087 (ermittelt aus Daten fiir unabhingige Erzeuger in 1999).

Quelle: EIA (1998a, 1998b, 2000a, 2001a); eigene Berechnungen.

Spiegelbildlich ist der Anteil der unabhingigen Kraftwerke in Kalifornien deutlich gestiegen.!2
Zum 1. Januar 2000 betrug er 55 Prozent gegeniiber 18 Prozent Anfang 1996. Insgesamt bleibt festzu-
halten, dass die drei Unternehmen wesentlich mehr als die verlangten 50 Prozent der fossil befeuerten

12 Vgl. auch CEC (2000c) zu Einzelheiten iiber Kaufer und Preise dieser Kraftwerke. Was die resultierenden Marktanteile
unabhingiger Erzeuger betrifft, vgl. auch Tabelle 14. Zu den unabhingigen Kraftwerken werden die Kraftwerke gezihit,
die den Unternehmen ohne eigenes Versorgungsgebiet gehoren. Traditionell sind dies Unternehmen, die ihren Strom via
GroBhandelstransaktionen an endverkaufende Versorgungsunternehmen verkaufen. Mittlerweile umfassen sie auch
(unregulierte) Tochter- oder Schwesterunternehmen von Versorgungsunternehmen und Unternehmen, die Strom erzeu-
gen und liber fremde Netze direkt an Endkunden verkaufen.
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Kraftwerke verkauft haben: Sie verfiigen mittlerweile nach Verkauf beinahe aller derartigen Anlagen
fast nur noch iiber Kernkraft- und Wasserkraftanlagen. 13

Die zunehmende Bedeutung der unabhingigen Erzeuger schlidgt sich nicht nur bei den Kapazititen,
sondern auch bei den erzeugten Strommengen nieder. In Tabelle 2 sind die Anteile der unabhéingigen
Erzeuger an der gesamten Nettoerzeugung in den Jahren 1996-1999 wiedergegeben. Hiernach erhohte
sich der Anteil der unabhéngigen Erzeuger von 34 Prozent in 1996 auf 52 Prozent in 1999. Da dieser
letztgenannte Wert fiir 1999 insgesamt gilt und wihrend des Jahres 1999 weitere Kraftwerksverkdufe
an unabhingige Erzeuger stattfanden, ist der aktuelle Anteil an der Erzeugung bis zum Herbst 2000
auf 59 Prozent gestiegen.

Tabelle 2 zeigt auch, dass der Anteil unabhingiger Erzeuger in Kalifornien, gemessen am U.S.-
Durchschnitt, tiberproportional ist und dies bereits vor den jiingsten Restrukturierungen war. Im Jahr
1999 wurden fast 19 Prozent des gesamten in den Vereinigten Staaten unabhingig erzeugten Stroms in
Kalifornien produziert, bei einem kalifornischen Anteil von nur 5 Prozent an der Erzeugung insge-
samt. Im Jahr 2000 ist der Anteil der unabhingigen Erzeugung in Kalifornien auf knapp 60 Prozent
gestiegen, wihrend er im U.S.-Durchschnitt gut 20 Prozent betrigt (Werte fiir die ersten 10 Monate).
Die Tatsache, dass der Anteil der unabhingigen Erzeuger in Kalifornien rund dreimal so hoch wie in
den Vereinigten Staaten insgesamt liegt, verdeutlicht die Vorreiterrolle Kaliforniens auch bei den
Umstrukturierungen auf der Unternehmensebene.

Insgesamt zeigen sowohl die Daten fiir die Kapazititen als auch fiir. die Erzeugung den deutlichen
Riickgang der Marktdominanz der drei grofen, alteingesessenen Versorgungsunternehmen auf der
Anbieterseite im StromgroBhandelsmarkt. In Abschnitt C.1.3 wird dies bei der Betrachtung der Trans-
aktionen an der Stromborse CalPX bestitigt werden.

Insofern scheint die unmittelbare Absicht der Regulierungskommission und des Gesetzgebers, die
Senkung der Marktkonzentration auf der Stufe der Stromerzeugung, zwar erfiillt zu sein. Die Beant-
wortung der Frage, ob das eigentliche Ziel, die Beseitigung von Marktmachtpositionen, erreicht
wurde, kann aber nicht allein anhand der Betrachtung einfacher Marktanteilsdaten erfolgen. Vielmehr
kommt es nicht allein auf die Marktkonzentration auf der Anbieterseite, sondern auch auf die Markt-
struktur auf der Nachfragerseite und dartiber hinaus insbesondere auch auf die Hohe der Reservemarge
an. Hierauf wird in Kapitel D ausfiihrlich eingegangen.

2. Marktanteile im Stromendverkauf

Ein ebenfalls wichtiger und heftig diskutierter Punkt bei der Vorbereitung der Reformen war die
Frage, welche Kunden sich in Zukunft ihren Lieferanten selbst aussuchen diirfen. Noch die CPUC-
Entscheidung von 1995 ging von einer nur gestuften Markt6ffnung aus (CPUC 1995). Die vom Ge-
setzgeber in dem AB 1890 im Anschluss an die CPUC-Verordnung getroffene Entscheidung legte
hingegen fest, dass ab 1998 alle Kunden Zugang zu alternativen Anbietern erhalten sollten (California
Legislature 1996).

Wie stellt sich das Bild heute dar? Haben die Kunden von den neuen Moglichkeiten Gebrauch ge-
macht? Immerhin existieren mittlerweile 34 bei der CPUC angemeldete ,.electricity service providers*
(ESP), die auch kleine Gewerbe- und Haushaltskunden mit Strom beliefern (Stichtag 19. Oktober

13 Inden gesamten Vereinigten Staaten wurden seit 1997 Erzeugungsanlagen mit einer Gesamtkapazitit von knapp 89 000
MW verkauft bzw. stehen derzeit zum Verkauf. Dabei ist eine augenfillige Konzentration in den Staaten zu beobachten,
die mit einer signifikanten ,stranded-cost“-Problematik konfrontiert sind (Kalifornien, New England, New York,
Pennsylvania-Jersey-Maryland-Region und Illinois tragen mit insgesamt gut 83 000 MW bei). Insgesamt machen die
genannten 89 000 MW rund 15 Prozent der vorhandenen Gesamtkapazitiit in den Vereinigten Staaten aus (Stand 1997).
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2000; vgl. CPUC 2000g).!4 Sie stehen in Konkurrenz untereinander und gegeniiber den alteingesesse-
nen Unternehmen, die in ihrer verteilenden und endverkaufenden Funktion als so genannte ,utility
distribution companies* (UDC) firmieren.

Tabelle 3: Marktanteile im Stromendverkauf im Gebiet von PG&E, SDG&E und SCE 1998-2000 (jeweils
Stand 31. August)

Haushalte Gewerbe Gewerbe Industrie Landwirt- Insgesamt
<20kW 20-500 kW > 500 kW schaft
Zahl der 1998 63 021 21893 7 605 707 2183 95 409
Direktzugangskunden 1999 121 348 29 488 12339 996 3133 167 304
2000 150 555 23924 10 753 694 2908 188 834
Zahl der UDC-Kunden 1998 8 675 227 967 004 190 789 5059 120 615 9958 694
1999 8 833 461 979 139 197 565 4909 119 083 10134 157
2000 8 839 280 976 766 194 054 5270 111 150 10 126 520
Anteil der 1998 0,7 2.3 4,0 14,0 1,8 1,0
Direktzugangskunden 1999 1,4 3,0 6,2 20,3 2,6 1,7
(Prozent) 2000 1,7 24 55 13,2 2,6 1,9
Verbrauch der 1998 435 628 435 255 3685218 8 982 604 109 414 13 648 120
Direktzugangskunden 1999 913 806 524 474 7125793 13 081 055 569 801 22214929
(MWh) 2000 1 189 427 574 146 6585396 12800 835 409 491 21 559 295
Verbrauch der UDC- 1998 53307 373 13 094 242 45548 858 42238 503 5420283 159 609 259
Kunden (MWh) 1999 56 215 302 14011 001 50764865 42320535 6 324 669 169 636 372
2000 57 857979 14 584 463 50861366 46617 221 6795 109 176 716 139
Anteil des 1998 0.8 33 8,1 21,3 2,0 8,6
Direktzugangsverbrauchs 1999 1,6 3,7 14,0 30,9 9,0 13,1
(Prozent) 2000 2,1 39 129 27,5 6,0 12,2

Quelle: CPUC (1998, 1999b, 2000h).

Ein Blick auf Tabelle 3 scheint allerdings eine gewisse Erniichterung nahezulegen. Betrachtet man
zunidchst die Gruppe der Haushaltskunden, so ist zwar die Zahl derjenigen, die sich einen neuen An-
bieter gesucht haben, von 63 Tsd. in 1998 auf aktuell 150 Tsd. gestiegen. Dies ist jedoch nur eine
Steigerung von 0,7 auf 1,7 Prozent der Kunden, die iiber das Netz der drei ehemaligen Monopolisten
beliefert werden. Gemessen am Stromverbrauch der Haushaltskunden macht dies aktuell einen Anteil
von 2,1 Prozent aus — nicht viel, wenn man es mit dem Stellenwert des Direktzugangs bei den Dis-
kussionen vor den Reformen vergleicht.

Etwas anders stellt sich das Bild bei den Gewerbekunden, stérker noch bei den Industriekunden dar.
Bei letzteren werden mittlerweile 27,5 Prozent des verbrauchten Stroms von neuen Anbietern gelie-
fert, 13,2 Prozent der Industrienachfrager haben einen anderen Lieferanten als vor den Reformen. Ins-
gesamt wurden 12,2 Prozent des insgesamt verbrauchten Stroms im Netzgebiet der drei groflen ehe-
maligen Monopolisten von konkurrierenden Anbietern geliefert, 1,9 Prozent aller Kunden haben den
Anbieter gewechselt (Stand August 2000).

Allerdings: Wechselraten sagen fiir sich genommen wenig iiber Effizienz aus. Wenn die neuen An-
bieter keine besseren Angebote machen konnen (oder wollen) als der alteingesessene Anbieter, ist die
Tatsache, dass kaum ein Wechsel stattfindet, kein Zeichen dafiir, dass der Wettbewerb von den altein-
gesessenen Anbietern behindert wird. Letztlich kann Wettbewerb dann zu hheren Wechselraten fiih-
ren, wenn beispielsweise die neuen Anbieter ein anderes Endprodukt als die alteingesessenen Unter-
nehmen anbieten.

14 [ jeferanten fiir andere Kunden brauchen sich nicht bei der CPUC registrieren zu lassen, daher liegen nur Zahlen fiir ESP
vor, die (auch) Haushalte und kleine Gewerbekunden beliefern. Generell war zu Beginn der neuen Mirkte eine gewisse
Euphorie bei der Bildung neuer ESP zu beobachten, die mittlerweile deutlich zuriickgegangen ist.
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Das konnte beispielsweise eine bessere Absicherung gegeniiber steigenden Energiepreisen sein.
Hier gibt es bei der tiberwiegenden Zahl der Endkunden bislang noch kaum einen Bedarf: Die anfing-
liche gesetzliche Preisobergrenze bietet den maximalen Schutz gegeniiber Preiserhthungen, der von
den neuen Anbietern kaum iiberboten werden kann. Dariiber hinaus konnte eine giinstigere Strombe-
schaffung der neuen Anbieter zu besseren Konditionen bei der Endkundenbelieferung sorgen. Auch
hierfiir gab es in den beiden ersten Jahren der neuen Mirkte kaum Platz. Wie weiter unten deutlich
werden wird (Abschnitt C.II.1), waren die Preise auf dem zentralen Grohandelsmarkt in den beiden
ersten Jahren relativ niedrig, so dass auch ein Ausweichen der neuen Anbieter auf bilaterale Vertrige
kaum zu Senkungen der Beschaffungskosten fithren konnte.

Es gilt jedoch auch zu beachten: Die Preisgestaltung der UDC fiir die Kunden, die den Direktzu-
gang gewihlt haben, kann kiinstliche Hindernisse fiir den Anbieterwechsel schaffen. Dies gilt insbe-
sondere deswegen, weil die dem Direktzugangskunden berechneten ,,Transportpreise (einschlieBlich
der CTC) nicht als direkte Transportpreise (bottom-up) ermittelt werden. Vielmehr werden die norma-
len Endverkaufspreise der jeweiligen UDC zugrunde gelegt und von diesen Preisen die Kosten der Be-
schaffung von Strom durch die UDC abgezogen (top-down).

Praktisch wirkt sich das dahingehend aus, dass allein die Energiekosten des Bezugs von der CalPX
abgezogen werden, wihrend die den UDC entstehenden zusitzlichen Kosten der Beschaffung und
Sonstiges nicht in Abzug gebracht werden. Hierbei kann es sich zum Beispiel um die Personalkosten
der Beschaffungsabteilung handeln, da die UDC argumentieren, dass sich diese Kosten nicht durch
den Weggang eines Kunden verindern. Hierzu konnen auch die sonstigen Overhead-Kosten der UDC
gehoren. Es kann vermutet werden, dass, bedingt durch diesen Umstand, die Direktzugangskunden die
anderen, bei den UDC verbleibenden Kunden subventionieren.!3 Interessanterweise findet sich auch in
der jiingsten Stellungnahme der CPUC (2001b) keinerlei Hinweis darauf, dass die bislang fragwiirdige
Entflechtung der UDC-Preise in Transportpreise und Energiepreise in absehbarer Zeit geéindert werden
soll. Weiterhin werden also vermutlich in den Transportpreisen in relativ intransparenter Weise Teile
der Beschaffungskosten und der Overhead-Kosten enthalten sein, die von den Direktkunden nicht ver-
ursacht werden. Somit kann vermutet werden, dass die Transportpreise der UDC iiberhsht sind und
hierdurch der eigene Stomendverkauf subventioniert wird. Dies wiirde eine Wettbewerbsverzerrung
fiir die ESP bedeuten.

Teilweise wird in der 6ffentlichen Diskussion die geringe Wechselrate in Kalifornien mit den Ent-
wicklungen in anderen Bundesstaaten verglichen und aus der Tatsache, dass in anderen Liberalisie-
rungsfillen die Wechselraten hoher liegen, darauf geschlossen, dass die Einfiihrung von Endkunden-
wettbewerb in Kalifornien ein Misserfolg sei. Folgendes ist jedoch zu beachten: Diejenigen Bundes-
staaten in den Vereinigten Staaten, die nach Einfiihrung eines Endkundenwettbewerbs hhere Wech-
selraten kennen, hatten die regulierten Endpreise der alteingesessenen Unternehmen bewusst hoch ge-
halten, um derart ,,Platz zu schaffen fiir neue Anbieter (Joskow 2000b). In Pennsylvania etwa werden
die Preise der alteingesessenen Unternehmen explizit hoch angesetzt, um hierdurch Anreize fiir einen
Wechsel zu schaffen. Die Energiekomponente dieser Preise liegt iiber dem Wert, der sich aus den
durchgereichten GroBhandelspreisen ergeben hitte. Letztlich subventionieren in diesem Fall die beim
alteingesessenen Anbieter verbleibenden Kunden jene Kunden, die ihren Anbieter wechseln.

Ob diese gezielte Unterstiitzung der neuen Anbieter durch den Regulierer sinnvoll ist, soll hier nicht
abschliefend diskutiert werden. Deutliche Zweifel sind aber wohl angebracht. Kalifornien scheint in

15 Mittlerweile hat die CPUC geringfiigige Anderungen an dieser Situation vorgenommen und den Abzugsbetrag fiir Be-
schaffungskosten leicht erhoht (CPUC 2001b). Es muss an dieser Stelle darauf hingewiesen werden, dass einige Kosten
der UDC allein von ihren eigenen Verteilungskunden (Direktzugangs- und UDC-Kunden) getragen werden
(insbesondere miissen die Kosten der RMR-Vertrige der CAISO erstattet werden), die den GroBhandelskunden (also
etwa den Stadtwerken) nicht berechnet werden. An dieser bemerkenswerten Kostenallokation kann die CPUC offenbar
nichts @ndern, da die FERC zustindig zu sein scheint (CPUC 2001b).
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gewissem Ausmal} den entgegengesetzten Weg gewihlt zu haben, d.h. eine relativ geringe Energie-
komponente, die eine Unterstiitzung der UDC gegeniiber den neuen Anbietern bedeutet. Auch hieran
sind Zweifel angebracht.

Zusammengefasst ergibt sich, dass die geringen Wechselraten vermutlich zu einem groflen Teil der
anfanglichen Preisobergrenze zu verdanken sind, die eine Produktdifferenzierung der Anbieter bislang
bremste. Zusitzlich konnten teilweise auch iiberhohte Transportpreise fiir die geringen Wechselraten
verantwortlich sein. Man darf aber auch davon ausgehen, dass die seit Beginn der neuen Mirkte ver-
strichene Zeitspanne zu kurz ist, um definitive Aussagen iiber die Effizienz des Endkundenwettbe-
werbs zu erlauben. Denn auch der Lemprozess auf Seiten der Endkunden iiber die neuen Mdoglichkei-
ten erfordert Zeit.

3. Die Entwicklung der zentralen Strombérse (CalPX)

Im Unterschied zu den anderen regionalen Strombérsen in den Vereinigten Staaten wurde die CalPX
als eine vom Netzbetreiber separate Institution gegriindet. Ein weiterer wichtiger Unterschied zu man-
chen anderen Borsen ist der Umstand, dass nicht der gesamte Strom iiber diese Borse gehandelt wer-
den muss, die Stromunternehmen also nicht generell zur Teilnahme verpflichtet sind.!® Zwar sind
Ausnahmen fiir die drei groflen ehemaligen Monopolisten vorgesehen; die Zwangspartizipation der
drei alteingesessenen Unternehmen ist jedoch temporirer Natur.l7 Langfristig ist eine Wahlfreiheit
aller Akteure vorgesehen, die dann ihre Kdufe und Verkdufe tiber die CalPX, iiber konkurrierende
Stromborsen oder iiber bilaterale Vertrige abwickeln kénnen. Das anfingliche Poolmodell fiir die drei
groflen Unternehmen soll also durch das Common-Carrier-Modell abgelost werden, das von Anfang
an fiir unabhingige Erzeuger und jene Kunden gilt, die ihren Anbieter wechseln.

Unter diesen Umsténden ist die Reaktion der Borse auf potentielle und aktuelle Konkurrenz durch
andere Handelsinstitutionen von besonderem Interesse. Wieweit gelang es ihr beispielsweise, durch
die Entwicklung neuer Handelsprodukte oder durch geringe Teilnahmegebiihren alte Kunden zu halten
oder neue zu gewinnen? Das Beispiel der skandinavischen Strommirkte zeigte in diesem Zusammen-
hang, dass der Wettbewerb auch in diesem Bereich durchaus zur Entwicklung differenzierter Produkte
beitragen kann, die den Bediirfnissen der Handelsakteure entgegenkommen (Kumkar 1998). Das eng-
lisch/walisische Beispiel lehrte auf der anderen Seite, dass Reformen und Produktentwicklungen im
Fall eines rechtlich geschiitzten Monopols der Stromborse auf offensichtlich erhebliche Widerstinde
stoffen konnen, die dem Regulierer — in glatter Umkehrung der bisherigen Politik — als argumenta-
tive Grundlage einer Abschaffung des Monopols dienten (Offer 1998; Ofgem 1999, 2000).

a. Day-ahead- und Day-of-Markt

CalPX startete am 1. April 1998 mit einem Produkt bzw. einem Markt: dem Day-ahead-Markt, der
Lieferungen am nichsten Tag betrifft. Am 30. Juli 1998 kam der Hour-ahead-Markt hinzu, der Liefe-
rungen in der nichsten Stunde vorsieht. Der Hour-ahead-Markt firmiert mittlerweile als Day-of-Markt;

16 Dariiber hinaus sehen ihre Regeln einteilige Gebote fiir die einzelnen Stunden des nichsten Tages vor, und CalPX op-
timiert separat fiir jede einzelne Stunde; Anfahr-, Abfahr- und Stillstandskosten gehen somit nicht in expliziter Form in
den Optimierungsprozess der Borse ein. Es obliegt den Bietern selbst, derartige Kosten in ihre eigenen Optimierungs-
entscheidungen einzubeziehen. Dies ist ein weiterer Unterschied zu den meisten anderen Strombérsen in den Vereinig-
ten Staaten und auch zum englisch/walisischen Pool.

17" Was nicht besagt, dass sie deshalb unproblematisch wire. Tatsidchlich wird sie mittlerweile auch von den Regulierern

der FERC und der CPUC deutlich in Frage gestellt, da sie fiir einen Teil der Probleme seit dem Frithsommer 2000 ver-
antwortlich ist (Abschnitt D.IV.1).
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die Zahl der Auktionen wurde bei dieser Namensédnderung von anfinglich 24 auf nunmehr 3 pro Tag
reduziert.!8 Im Folgenden wird der vom Umsatz her wichtigere Day-ahead-Markt betrachtet.

Interessant ist unter dem Gesichtspunkt des Wettbewerbs zwischen alternativen Handelsinstitutio-
nen zunichst einmal, in welcher Weise sich der Marktanteil der CalPX am gesamten Stromhandel
entwickelte. Hierzu sind in Abbildung 1 die tdglichen Volumina abgetragen, die zum einen via Day-
ahead-Markt der CalPX gehandelt wurden und zum anderen via CAISO, d.h. iiber die Netze der drei
groBen Stromunternehmen im Rahmen der Day-ahead-Planung geliefert wurden.!® Auf der rechten
Skala ist der Anteil des via CalPX gehandelten Stroms wiedergegeben.

Abbildung 1: Marktanteil der CalPX am CAISO-Markt 1998-2000
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Quelle: CalPX (2000b: Tabelle 12).

Abbildung 1 zeigt, dass der Marktanteil von CalPX am Ende des zweiten Jahres immer noch hoch
war. Zwar ist er vom April 1998 bis zum Mirz 2000 von 91 auf 78 Prozent gesunken. Spiegelbildlich
ist der Anteil anderer Handelsinstitutionen gestiegen, wobei der ganz iiberwiegende Teil dieser Trans-
aktionen auf die bilateralen Direktvertriige entfallen diirfte.20 Die Entwicklung ist jedoch weder konti-
nuierlich (im Jahresvergleich ist der Anteil von CalPX nur um knapp 2 Prozentpunkte gefalien), noch

18 1m Hintergrund dieser Anderungen diirfte der Umstand liegen, dass sich der Bedarf an Handelstransaktionen im Hour-
ahead-Markt als geringer als urspriinglich erwartet erwiesen hat. Insgesamt war das Handelsvolumen in diesem Markt
weitaus geringer als im Day-ahead-Markt. Das gesamte Handelsvolumen im Day-of-Markt betrug etwa im zweiten Be-
triebsjahr der CalPX (4/99~3/00) 729 GWh, dies waren nur knapp 0,4 Prozent des Umsatzes am Day-ahead-Markt im
gleichen Zeitraum (194 TWh) (CalPX 2000b: 29, 37). Der Umsatz am Day-of-Markt hat sich allerdings im Sommer
2000 erheblich erhsht, wobei sich eine deutlich positive Korrelation zwischen dem Day-ahead-Preis, der wiederum po-
sitiv mit der Gesamtnachfrage korreliert ist, und dem Volumen am Day-of-Markt zeigt (CalPX 2000d: 46, 72).

Als ,,CAISO-Markt*“ ist hier der Gesamtumsatz definiert, der via Day-ahead-Planung des CASIO angemeldet wurde. Es
ist also weder der Umsatz von CAISO selbst, der etwa durch Transaktionen des Ausgleichshandels zustande kommt,
noch der tatsichlich stattfindende Handel, der neben den Umsitzen der Day-ahead-Planungen noch die Umsitze der
Hour-ahead-Planung sowie den Ausgleichshandel umfasst.

) 20 per CAISO-Handel im Rahmen des Ausgleichshandels ist nicht in den Zahlen fiir den CAISO-Markt in Abbildung 1
enthalten (vgl. FuBnote 19). Andere Strombérsen spielten im betrachteten Zeitraum keine quantitativ nennenswerte
Rolle.

19
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spiegelt der Riickgang des Marktanteils den Riickgang des Marktanteils der drei gro3en Unternehmen
im Bereich der Stromerzeugung wider. Dies bedeutet, dass andere Erzeuger in zunechmendem Maflle
ihren Strom via CalPX handeln.?!

Tabelle 4 ist zu entnehmen, dass der Handel der drei groen Versorgungsunternehmen auch im
zweiten Betriebsjahr einen sehr groBen Anteil des gesamten CalPX-Handels ausmachte. Dies ist auf
der Nachfragerseite wenig tiberraschend, wenn der von der Regulierung auferlegte Kaufzwang be-
riicksichtigt wird. Der bei diesen Durchschnittsdaten immer noch hohe Anteil auf der Anbieterseite
diirfte teilweise darauf zuriickzufiihren sein, dass die Verkédufe der Kraftwerke in einigen Fillen erst
jingst abgeschlossen worden sind. Insofern diirften die Marktanteile der unabhiingigen Erzeuger und
Hindler als Anbieter seit dem Frithsommer 2000 vermutlich gegeniiber den in Tabelle 4 enthaltenen
Werten zugenommen haben.

Auffallend ist zweierlei: Zum einen entfielen auf Anbieter aus anderen Bundesstaaten im zweiten
Betriebsjahr iiber 7 Prozent der insgesamt abgewickelten Angebotsmengen. Zum anderen stellten un-
abhingige Erzeuger und Stromhéndler immerhin 20 Prozent der gesamten Angebotsmenge bereit. Und
das heiflt wiederum, dass der in den von den drei grolen ehemaligen Gebietsmonopolisten verkauften
Kraftwerken erzeugte Strom weiterhin in deutlichem AusmaB via CalPX verkauft wurde. Zu beachten
ist, dass der Zuwachs der von unabhingigen Erzeugern und Hindlern bereitgestellten Strommengen
grofler ist (39 036 GWh) als der Riickgang bei den drei grolen Unternehmen (30 166 GWh), obwohl
die Nachfragemenge der drei groflen Unternehmen im gleichen Zeitraum zuriickgegangen ist.

Tabelle 4: Marktanteile des Handels am Day-ahead-Markt der CalPX

4/1998-3/1999 4/1999-3/2000
GWh Prozent GWh l Prozent
Anbieter
PG&E, SDG&E, SCE 164 362 87,0 137 297 70,7
Unabhingige Erzeuger 8 565 4,5 21768 11,2
Stromhindler 5760 3,0 17 268 8,9
Offentliche Versorgungsunternehmen 1847 1,0 3675 1.9
Unternehmen aus anderen Staaten 8 479 4,5 14 206 7,3
Nachfrager
PG&E, SDG&E, SCE 179 372 94,9 177 375 91,3
Unabhiéngige Erzeuger 1379 0,7 4615 2,4
Stromhindler 5244 2,8 7164 3,7
Offentliche Versorgungsunternechmen 660 0,3 594 0,3
Unternehmen aus anderen Staaten 2 358 1,2 4 466 2,3

Quelle: CalPX (2000b: Tabelle 5).

" Dies bedeutet, dass die unabhingigen Anbieter in der Tat zumindest bislang die Produkte der CalPX
nicht ginzlich ablehnen, sondern die CalPX in ihrer Rolle als Anbieter durchaus nutzen; und dies nicht
nur mit dem Zweck, die ,,Pflichtnachfrage* der drei groBlen Unternehmen zu beliefern. Dass diese die
CalPX auch auf der Nachfrageseite zunehmend nutzen, zeigt sich daran, dass ihre Strombezugsmenge
bei der CalPX im gleichen Zeitraum ebenfalls zunahm. Ihre relativ umfangreiche Partizipation am
CalPX-Handel ist also nicht allein darauf zuriickzufiihren, dass sie gro3e Strommengen via CalPX
verkaufen miissen, da die drei IOU nur dort ihre Nachfrage entfalten diirfen, sondern sie verkauften

21 Dies konnte hierdurch erklirt werden, dass die IOU als UDC weiterhin ihren Strom von der CalPX kaufen miissen und
daher die neuen Erzeuger ihren Strom an die CalPX verkaufen miissen, da sie nur hier hinreichende Nachfrage finden.
Das ist jedoch nicht der einzige Grund, wie sich gleich zeigen wird.
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erhebliche Strommengen via CalPX an andere unabhiingige Unternehmen und/oder an andere Versor-
gungsunternehmen. Immerhin knapp 9 Prozent der am Day-ahead-Markt der CalPX umgesetzten
Strommengen waren ,.freiwillige Transaktionen: Wird nidmlich beriicksichtigt, dass die drei grofen
privaten Unternehmen ihren gesamten Bezug via CalPX abwickeln mussten, verbleiben immerhin
noch 16 840 GWh |, freiwillige“ Handelstransaktionen im zweiten Jahr, wobei diese Zahl gegeniiber
dem Jahr 4/98-3/99 (9 641 GWh) um 64 Prozent gestiegen ist. Dies sind die realisierten Nachfrage-
mengen derjenigen, die nicht iiber die CalPX handeln mussten, sondern vollstindig auf andere Strom-
borsen oder bilaterale Vertrige setzen konnten.

Zusammengefasst stiegen zwar die Anteile des bilateralen Handels, nicht aber in dem Ausmal, das
die Regulierungsvorschriften erlaubt hitten. Diese Entwicklung deutet darauf hin, dass die CalPX sich
mit ihrem Day-ahead-Markt anderen Handelsinstitutionen gegeniiber recht gut behauptet hat und auch
von unabhiingigen Erzeugern und Hindlern zur Optimierung eigener Kraftwerkseinsatzplanungen und
Strombeschaffungsaktivititen genutzt wurde.2? Dabei ist auch zu beachten, dass der Handel via CalPX
nicht umsonst ist. Nach Angaben der Regulierungskommission betragen die durchschnittlichen Ge-
biihren pro umgesetzte MWh immerhin 0,31 Dollar, d.h. 0,03 Cent pro kWh, und machen damit rund
1 Prozent des durchschnittlichen Power Exchange (PX)-Preises (in den beiden ersten Jahren seit 1998)
aus (CPUC 2000f: 23).

Niher betrachtet werden muss allerdings die Rolle des CAISO bzw. des von ihm organisierten
Ausgleichshandels, der in diesem Abschnitt vernachldssigt wurde. Dessen quantitativer Umfang solite
zwar nach den Intentionen der Regulierungskommission beim Design der neuen Mirkte eher klein
sein. Tatsédchlich aber sind die via Ausgleichshandel gelieferten Strommengen von erheblicher Bedeu-
tung. Hierauf wird in Abschnitt C.II bei der Behandlung der preislichen Entwicklungen auf den GroB3-
handelsmirkten und im ndchsten Kapitel bei der Diskussion von Marktdesignproblemen (Abschnitt
D.III) eingegangen.

b. Neue Produkte

Die bisherige Betrachtung bezog sich allein auf den kurzfristigen Terminhandel via Day-ahead- sowie
Day-of-Markt. Interessant ist dariiber hinaus die Frage, inwieweit CalPX mit neuen Handelsprodukten,
vor allem mit lingerfristigen Terminvertragsformen, auf den ,,Markt der Handelsinstitutionen* getre-
ten ist. Immerhin sind kurzfristige Stromterminmirkte verglichen mit anderen Borsen extrem volatil. 23
Dabher ist grundsitzlich damit zu rechnen, dass ein Bedarf an ldngerfristigen Stromvertrigen besteht,
die als organisierte oder als unorganisierte Vertrige ausgestaltet werden koénnen.

Bei Liberalisierungen von Strommirkten in anderen Staaten waren von Anfang an unorganisierte
Terminmdrkte gegeben, die Hedginginstrumente bereitstellten. Bei den skandinavischen Reformen
etwa wurde tiber den kurzfristigen Terminhandel in Form des 24-Stunden-Markts immer nur ein rela-
tiv kleiner Anteil des gesamten GroBhandels umgesetzt (nicht iiber 20 Prozent, vgl. Kumkar 1998: 64).
Der iiberwiegende Teil wird dort auch heute noch iiber lingerfristige unorganisierte Liefervertrige ab-
gewickelt, weitere Teile iiber organisierte Terminkontrakte. In England und Wales wurden die Teil-
nehmer vor Beginn des neuen Systems mit so genannten ,,contracts for differences” (CfD) ausgestat-
tet; faktisch wurden fast 100 Prozent der am zentralen Pool kurzfristig gehandelten Strommengen in
den ersten Jahren zu Fixpreisen zwischen den Erzeugern und den weiterverkaufenden Verteilungsun-

22 Der Anteil der Stromhandler als Nachfrager am CalPX-Day-ahead-Markt ist im Sommer 2000 weiter gestiegen und be-
trug zwischen 5 und 7 Prozent. Deutlich gestiegen ist auch der Anteil der Versorgungsunternehmen im &ifentlichen
Besitz: Er betrug im Sommer 2000 zwischen 4 und 6 Prozent (CalPX 2000d: 68).

Als Ursache dieser Volatilitit konnen die in der Regel stark schwankenden Stromerzeugungskosten und etwaige Eng-
pésse im Netz oder bei der Erzeugung bei schwankender Nachfrage genannt werden. Hinzu kommen etwaige Markt-
machtrenten und echte Knappheitsrenten, die gerade in Zeiten hoher Nachfrage von Bedeutung sein konnen (vgl. aus-
fithrlicher zu diesen Bestimmungsfaktoren der Strompreise Kapitel D.

23
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ternehmen gehandelt; der zentrale Pool fungierte im Wesentlichen nur als Mechanismus zum kurzfris-
tigen Ausgleich der ex ante langfristig kontrahierten Mengen mit den tatsichlich benétigten Mengen.

Anders in Kalifornien. Dort sahen die Vorschriften fiir die drei groen Unternehmen den Zwangs-
ankauf von der (kurzfristig orientierten) Borse vor,24 ohne dass absichernde Hedgingvertrige vorhan-
den waren. Ausnahmen galten nur fiir langfristige Bezugsvertrige, die bereits vor den Reformen ge-
schlossen worden waren. Neue bilaterale Vertrige wurden nicht erlaubt, auch nicht mit den Erwerbern
der verkauften Kraftwerke. Unorganisierte Terminmérkte mit nennenswertem Umfang waren somit
nicht existent. Gerade deswegen muss die Frage gestellt werden, ob und inwieweit sich von der CalPX
organisierte Terminmdrkte fiir standardisierte Produkte entwickelt haben.

Andere liberalisierte Strommirkte wie das englisch/walisischen System kennen ,.electricity forward
agreements*’. Hier handelt es sich um lingerfristige und standardisierte finanzielle Terminvertrige, die
das Ziel der Absicherung vor der Volatilitit der Preise im Pool haben. Der Markt fiir derartige
welectricity forward agreements* hat in den ersten Jahren nach den Restrukturierungen keine nen-
nenswerte Bedeutung erlangen konnen. Offenbar hielten die Marktteilnehmer die (individuell gestalt-
baren) ,,contracts for differences” fiir die fiir ihre Bediirfnisse geeignetere institutionelle Ausgestal-
tung.

Ahnliche Kontraktmirkte existieren in den restrukturierten skandinavischen Strommirkten mit er-
heblich besserem Erfolg. Dort haben sie trotz der Méglichkeit direkter bilateraler Vertridge, durchaus
einen nennenswerten Marktanteil. Im Jahr 1997 lag beispielsweise das via lidngerfristigen, organisier-
ten Terminmarkt gehandelte Volumen von 54 TWh deutlich iiber den 44 TWh, die via Tagesmarkt
(vergleichbar dem Day-ahead-Markt in Kalifornien) umgesetzt wurden (Kumkar 1998: 64).

Die CalPX hat in der Tat #hnliche Produkte entwickelt.25 Seit dem 10. Juni 1999 bietet sie so ge-
nannte ,.block forwards“ an. Dies waren zunichst allein Kontrakte fiir Spitzenlastlieferungen, wobei
bis zu zwolf Monate im Voraus gehandelt wurde. Es handelte sich hierbei um monatliche Vertrige,
d.h., die Vertrige sehen Lieferungen zur Spitzenlastzeit (7.00~22.59 h) an jedem Tag (aufler Sonn-
und Feiertagen) in einem bestimmten Monat vor.

Zu diesen Monatsvertrigen (die mittlerweile Lieferzeitraume bis 18 Monate im Voraus vorsehen)
sind inzwischen weitere Kontraktarten getreten: Jahresvertrdge bis zu fiinf Jahre im Voraus, Viertel-
jahresvertrige bis zu zwei Jahre im Voraus sowie tdgliche Vertridge bis zu einem Monat im Voraus.
Damit endete die Produktdifferenzierung aber nicht. Zu den reinen Spitzenlastvertrigen traten zusitz-
lich Vertrdge fiir ,,Super-Spitzenlastperioden* (13.00-20.59 h) sowie so genannte Schulterperioden
(7.00-12.59 h und 21.00-22.59 h) sowie schlieBlich alle Lastperioden (0.00-23.59 h). Gehandelt wer-
den bislang Blocke in 1-MW- und 25-MW-Einheiten.

Festgehalten werden kann an dieser Stelle, dass die CalPX offenbar nicht bereit war, das Feld der
Handelsorganisation anderen Institutionen , kampflos“ zu iiberlassen. Zwar wurde ihre Existenz noch

24 Oftmals werden die von kurzfristig orientierten Borsen (bzw. Pools) organisierten Mirkte als ,,Spotmirkte* bezeichnet,
obwohl es sich hierbei in keinem bisher bekannten Fall wirklich um Spotmirkte handelt (der einzige mir bekannte
Markt, der einem Spotmarkt nahe kam, war die von El-Ex organisierte finnische Stromborse, die mittlerweile in Nord-
Pool aufgegangen ist (Kumkar 1998). Tatsdchlich organisieren alle existierenden Stromborsen Terminmirkte, wenn
auch sehr kurzfristige (deren Erfilllung durch physische Lieferung zusitzlich noch der Zustimmung des Netzbetreibers
bedarf). Zusitzlich existieren im Rahmen des Ausgleichshandels oftmals noch organisierte Mirkte, die am ehesten als
Optionsmirkte (mit bedingten Termingeschiften) bezeichnet werden kénnen, beispielsweise der Real-Time-Markt des
CAISO, bei dem die Einspeiser und Entnehmer (als Stillhalter) ex ante Gebote abgeben, die als Call- bzw. Putoptionen
interpretiert werden kdnnen, deren Ausiibung unilateral durch den Netzbetreiber als Organisator des Real-Time-Markts
entschieden wird. Der tatsichliche Austibungspreis ist im Unterschied zu normalen Optionsmirkten allerdings nicht ein-
deutig ex ante festgelegt, sondern z.B. bei einem inkrementalen Einspeisungsgebot eines Erzeugers (einem vom CAISO
unentgeltlich erworbenen Call) nur durch eine Preisuntergrenze (in Hohe des individuellen Gebotspreises) beschrieben.

25 Nicht alle neuen Produkte haben sich bislang als Erfolg erwiesen. Der ,book-out service* (ein Angebot der CalPX zur
Senkung von Transportkostenzahlungen durch die Berechnung von ,Nettostrdmen® an den Verbindungsstellen des
CAISO-Netzes zu Netzen anderer Bundesstaaten) sowie der ,,green exchange service* (speziell fiir den Handel von re-
generativ erzeugtem Strom) haben sich auch aus Sicht der CalPX bislang nicht bewihrt (CalPX 2000b: 7).
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durch die Teilnahmepflicht der drei alteingesessenen Stromunternehmen geschiitzt.26 Die Entwicklung
neuer Produkte und die Weiterentwicklung der bestehenden Produkte kann aber als Indiz dafiir ge-
nommen werden, dass sie die auf absehbare Zeit zunehmende aktuelle und potentielle Konkurrenz
durch andere Bérsen sowie bi- und multilaterale Direktvertrige wahrnimmt.

Zwar besagen die vorstehend aufgezeigten Entwicklungen fiir sich genommen noch nicht, dass die
CalPX bislang effizient gearbeitet hitte oder es in Zukunft tun wird. Es kann aber vermutet werden,
dass die beobachtbare Entwicklung hin zu kundenorientierten Handelsprodukten nicht zuletzt erstens
auf den aktuellen und potentiellen Wettbewerb zwischen den Handelsinstitutionen und zweitens auf
die Trennung des Stromhandels vom Netzbetreiber zuriickgefiihrt werden kann, dhnlich wie im Fall
der skandinavischen Strommirkte und im Gegensatz zum bisherigen Poolmodell in England und
Wales.

IL Preisentwicklungen

Nach diesem Uberblick iiber einige Entwicklungen der Marktstruktur seit Beginn der Umstrukturie-
rungen soll auf die seit Anfang 1998 zu beobachtenden Marktergebnisse eingegangen werden. Dabei
werden zunichst die Entwicklung der GroBhandelsmirkte und anschlieend die Preistendenzen auf
den Einzelhandelsmirkten skizziert.

1. Entwicklungen auf den GroBhandelsmirkten

Die derzeitigen Diskussionen in Kaliforniens Offentlichkeit iiber die tatsichlichen oder scheinbaren
Fehler des Liberalisierungsmodells fiir die Stromwirtschaft entziinden sich an dem seit dem Frithsom-
mer 2000 — in dieser Art von den meisten vollig unerwartet — hohen Preisniveau am GroBhandels-
markt und den hierdurch verursachten hohen Preisen fiir einen Teil der kalifornischen Stromnachfra-
ger.

a. Institutionelle Ausgestaltung des Grofthandels und einige Kennziffern

Es ist zunichst darauf hinzuweisen, dass es nicht den GroBhandelsmarkt fiir Strom gibt, sondern eine
Vielzahl von Mirkten, die untereinander allerdings Interdependenzen aufweisen. In Tabelle 5 sind die
wichtigsten Teilmérkte aufgezdhlt. Auf drei dieser Mérkte ist bereits im letzten Abschnitt eingegangen
worden: Die von der CalPX organisierten Day-ahead-Mirkte, Day-of-Mirkte sowie Block-forwards-
Mirkte. Hierbei handelt es sich um organisierte Terminmérkte mit unterschiedlichen Filligkeitszeit-
rdumen, die in Konkurrenz zu anderen Institutionen des Handels stehen, den alternativen organisierten
Strommirkten, wobei vor allem die bereits 1996 gegriindete Automated Power Exchange (APX)?7 zu
nennen ist. Die APX hat ihren Schwerpunkt bislang beim Handel von so genanntem griinen Strom;
eine Ausweitung auf ,,normalen” Strom steckt mangels groflerer Liquiditit bislang immer noch in den
Anfingen, konnte aber durch die jiingsten Regulierungsentscheidungen durchaus Aufwind erhalten.28

26 Wobei die Zwangspartizipation mittlerweile auch von den Regulierern in Frage gestellt wird und die drei IOU Probleme
haben, den Vorschriften nachzukommen (Kapitel E).

27 Nicht zu verwechseln mit der ebenfalls unter ,,APX* firmierenden Amsterdam Power Exchange. Diese organisiert bis-

lang zwei Day-ahead-Mirkte: seit dem 25. Mai 1999 fiir Lieferungen innerhalb der Niederlande und seit dem 3. Mai
2000 fiir Lieferungen innerhalb Deutschlands. Die niederldndische APX verfolgt daneben Planungen fiir den Aufbau
ldngerfristiger Terminmirkte (vgl. die Website der niederldndischen APX: http://www.apx.nl).

28 Vgl. zu Preisen und Umsiitzen die Website der APX: http://www.apx.com.
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Tabelle 5. GroBhandelsmarkte in Kalifornien: Volumen, Preise und jahrlicher Umsatz April 1998 — Mirz

2000
Jahrliches Volumen Durchschnittlicher Preis Jahrlicher Umsatz
GWh Dollar/MWh Muill. Dollar
1998/99 1999/00 1998/99 1999/00 1998/99 l 1999/00

CalPX & CAISO: Insgesamt 224 800 233 230 5836 6 986
Kurzfristige Mdrkte

CalPX Day-ahead 189 000 193 890 24,44 30,90 5033 6288

CalPX Day-of-Mirkte? 400 731 29,34 29,26 12 21

CAISO Real-Time 3400 2 400 NP15: 25,62 NP15: 30,46 83 72

SP15:23,54 SP15:29,52

CAISO AS spinb 6 700 7 300 13,43 7,03 90 51

CAISO AS non-spinb 5500 6915 7,27 4,00 40 28

CAISO AS regulationb 14 800 13181 24,00 20,03 500 264

CAISO AS replacementd 5000 2873 13,80 6,07 69 17
Langerfristige Mdrkte

Block forwards . 5940 - 41,35 . 245
Alternative organisierte
Mdirkte

APX

Sonstige
Unorganisierte Mdrkte

Bilaterale Vertrige® 31280 37207 23,02 28,43 720 1058

21998/1999: Die Werte fiir Volumen und Umsatz fiir den am 1. August 1998 gestarteten Day-of-Markt sind auf zwoIf
Monate hochgerechnet; die druckfehlerbehafteten Angaben der CalPX fiir den Umsatz 1998/99 wurden korrigiert. — bIm
Rahmen der Mirkte fiir die Netzhilfsdienstleistungen (ancillary services, AS) gibt es die Mirkte fiir ,,Reserven®, die in
mitlaufende (spin) und nichtmitlaufende (non-spin) Reserven unterschieden werden, und den Markt fiir , Ersatzenergie*
(replacement) und fiir ,,Regulierungsenergie* (regulation). Angegeben sind allein die Werte fiir die vier Mirkte des Day-
ahead-Planungszeitraums; die Werte fiir die entsprechenden Day-of-AS-Mirkte sind vergleichsweise gering. — “Die
Werte fiir die bilateralen Vertrige wurden geschitzt: Das Volumen wurde ermittelt, indem die jahrlichen Marktanteile der
bilateralen Vertriige am gesamten CAISO-Day-ahead-Markt (Abbildung 1) zur Berechnung genutzt wurden. Die Preise
sind arithmetische Mittel der Monatswerte (Abbildung 2), der Umsatz ist als Produkt dieser beiden Jahreswerte berechnet.

Quelle: CalPX (2000b: 71) und die in Abbildung 2 angegebenen Quellen; eigene Schiatzungen.

Zu den Alternativen zur CalPX gehoren selbstverstindlich auch unorganisierte Vertriage, die von
Anfang an von allen Nachfragern und Anbietern (auBer den drei groflen privaten Versorgungsunter-
nehmen) genutzt werden konnen. Der Marktanteil der bilateralen Vertrige ist bislang wegen der Par-
tizipationspflicht der alteingesessenen Unternechmen noch relativ niedrig, aber im Steigen begriffen
(Abbildung 1).

Von Bedeutung ist, dass faktisch auch alle vom CAISO organisierten Mérkte zu den Alternativen
gehoren. Dabei ist an erster Stelle der Real-Time-Markt zu nennen, der vom CAISO mit Hilfe der
hierfiir speziell abgegebenen dekrementalen und inkrementalen Gebote aller Fahrplankoordinatoren
organisiert wird. CAISO verwendet diese Gebotssitze zur sukzessiven Anpassung der Einspeisungen
und Entnahmen an die tatséchlichen Umstéinde. Wenn CAISO beispielsweise Indizien dafiir vorfindet,
dass die ihm mitgeteilten Planungen in ihrer Gesamtheit ein Unterangebot an Einspeisungen zur Folge
hitten, so wird er im Rahmen dieses Ausgleichshandels Kraftwerke zur (Mehr-)Erzeugung aufrufen
oder Nachfrager nach ihren Geboten zur Senkung ihres tatséchlichen Verbrauchs gegeniiber den Ex-
ante-Planungen auffordern.

Im Prinzip wird jede individuelle Abweichung von den Fahrplinen mit dem Real-Time-Preis ent-
golten; dies ist ein zonaler Preis, sobald Netzengpisse vorliegen (Kumkar 2001b: FuBlnote 55). Wenn
ein Fahrplankoordinator fiir Entnahmen verantwortlich ist, die iiber das dem CAISO ex ante mitge-




31

teilte Volumen hinausgehen, wird ihm diese Mehrentnahme mit dem relevanten Real-Time-Preis be-
rechnet. Umgekehrt wiirde er bei Zusatzeinspeisung den Real-Time-Preis erhalten. Ahnliches gilt im
Ubrigen fiir Abweichungen von den urspriinglichen Planungen, die vom CAISO im Rahmen des
Netzengpassmanagements angeordnet werden.

Dieser eben skizzierte Real-Time-Markt ist das ,,Kernstiick” des in Form eines Auktionsmarkts or-
ganisierten Ausgleichshandels, auch wenn er von den Umsétzen her meist einen nur kleinen Teil des
Gesamthandelsvolumens ausmacht. Zu diesem Ausgleichsmarkt im engen Sinn treten die im Rahmen
der Netzhilfsdienstleistungen akquirierten Strommengen.2? Diese Transaktionen kénnen zusammenge-
nommen als Ausgleichshandel im weiten Sinn bezeichnet werden. Sie machten in den beiden ersten
Jahren einen erheblichen Teil der insgesamt erfolgten Lieferungen aus. In 1998/1999 lag der mengen-
mafBige Umsatz mit insgesamt 35 400 GWh sogar iiber dem Wert fiir die Lieferungen im Rahmen bila-
teraler Vertridge und in 1999/2000 mit 32 669 GWh nur rund 4 500 GWh unter dem Wert fiir bilaterale
Vertriage. Der mengenmifBige Umsatz des gesamten CAISO-Handels ist somit im zweiten Jahr zwar
leicht zuriickgegangen, macht aber immer noch einen erheblichen Anteil des Gesamthandels aus. Wird
dieser als Summe aus CAISO-Handel, CalPX-Handel und bilateralem Handel definiert, betrdgt der
Anteil in 1999/2000 immer noch gut 12 Prozent und damit erheblich mehr, als zu Beginn der Restruk-
turierungen erwartet wurde (< 5 Prozent).

Im Rahmen der Mirkte fiir die Netzhilfsdienstleistungen (ancillary services, AS) organisiert CAISO
mehrere Teilmirkte: Die Mirkte fiir ,,Reserven®, die in mitlaufende (spin) und nichtmitlaufende (non-
spin) Reserven unterschieden werden, den Markt fiir ,Regulierungsenergie® (regulation), d.h. sehr
kurzfristige Reserven,30 sowie den Markt fiir ,,Ersatzenergie* (replacement) als vierten Reservemarkt,
der dem Ausgleich kurzfristig ausgefallener Erzeugungs- oder Transportkapazititen dient. Diese vier
Mirkte fiir Netzhilfsdienstleistungen werden vom CAISO ex ante fiir zwei Zeithorizonte organisiert,
namentlich fiir die bereits bekannten Day-ahead- und Day-of-Planungsperioden. Insgesamt existieren
also acht Mirkte fiir Netzhilfsdienstleistungen.

Auf diese Mirkte fiir Netzhilfsdienstleistungen und auf die Frage, inwieweit deren institutionelle
Ausgestaltung fiir die derzeitigen Preisentwicklungen mitverantwortlich ist, wird in Abschnitt D.III
bei der Untersuchung der Ursachen der derzeit hohen Preise ausfiihrlicher zurlick gekommen. Im Fol-
genden liegt die Konzentration zunichst auf den vom Umsatz her wichtigsten Teilmiérkten, d.h. auf
dem CalPX-Day-ahead-Markt, den bilateralen Vertrigen und auf dem CAISO-Real-Time-Markt als
zentralem Auktionsmarkt des Ausgleichshandels.

b. Preise auf der Grofihandelsebene

Betrachtet man den Verlauf der wichtigsten GroBhandelspreise in Abbildung 2, fallen zwei Entwick-
lungen ins Auge:

Erstens steigen die Preise im Zeitablauf. Hierbei ist die Entwicklung bis zum April 2000, also in
den beiden ersten Jahren der neuen Mirkte, durchaus als sehr moderat zu bezeichnen. Es ist in diesem
Zusammenhang darauf hinzuweisen, dass die bis dahin beobachtbaren Preise im Rahmen der Erwar-
tungen lagen (O’Donell 2000: 1), namlich zwischen 25 und 30 Dollary/MWh. In den ersten Monaten
lagen sie sogar unter den Erwartungen. Erstmals im Herbst 1999 und seit dem Frithsommer 2000 sind

2 Im Regelfall erhalten die Anbieter fixe Zahlungen fiir die Vorhaltung der Netzhilfsdienstleistungen. Zusitzlich erhalten
die Anbieter im Fall der tatsidchlichen Lieferung von Strom einen Preis, der sich am aktuellen Real-Time-Preis orien-
tiert.

30 Deren vor allem im ersten Jahr hohe Preise und Mengen iiberraschen, lassen sich aber auf Probleme des Auktions-

designs zuriickfiihren, die mittlerweile zumindest teilweise gelost sind (Alaywan 2000 75, 77). Der Markt fiir Regulie-
rungsenergie ist inzwischen in zwei Teilmirkte gegliedert worden: ,,Regulation-up* sowie ,,Regulation-down*. Vgl fir
einen aktuellen Uberblick ftiber die Mirkte fiir Netzhilfsdienstleistungen und die anderen vom CAISO organisierten
Mirkte Alaywan (2000).
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die Grofhandelspreise jedoch deutlich gestiegen. Der Spitzenwert von iiber 407 Dollar/MWh wird im
Dezember 2000 durch den CAISO-Real-Time-Preis markiert.3! Wohlgemerkt: Dies sind monats-
durchschnittliche Preise, keine kurzfristigen Ausreifier; die 407 DollatyMWh entsprechen dem gut
Siebzehnfachen des durchschnittlichen Preises im ersten Jahr 1998/1999 und dem knapp Vierzehnfa-
chen des Preises im zweiten Jahr (Tabelle 5)!

Abbildung 2:  Ausgewihlte GroBhandelspreise 1998-2000 (Siidkalifornien)
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Anmerkungen: Die durchschnittlichen Preise fiir die bilateralen Vertrige wurden aus minimalen und maximalen Grundzah-
len fiir Peak- und Off-Peak-Preise ermittelt. Hierzu wurden zunichst arithmetische Mittel fiir Peak- und Off-Peak-Preise
errechnet, hieraus tégliche Durchschnitte (16 Peak-Stunden) gebildet und aus diesen arithmetische Mittel fiir die einzelnen
Monate errechnet. CAISO-Real-Time-Preise sind Preise fiir siidlich des Path 15 (SP 15), wobei die Werte fiir Dezember
2000 und Januar 2001 geschitzt worden sind unter Verwendung der Grunddaten fiir Preise unterhalb der weichen Preis-
obergrenze (,,marktriumende Preise* It. CAISO-Notation) und des errechneten Durchschnittsverhiltnisses zwischen diesen
,marktriumenden Preisen und den Effektivpreisen; CalPX-Day-ahead sind die Borsenpreise fir SP15, Werte fiir
bilaterale Vertriige sind die Preise fiir Lieferungen in Siidkalifornien.

Quelle: Fiir die CalPX- und CAISO-Daten: diverse Internetseiten der beiden Institutionen; Grunddaten fiir bila-
terale Vertrige stammen aus Energy Market Report, published by Economic Insight, Inc.; eigene Berechnungen
und Schitzungen.

Zweitens verlaufen die Preise weitgehend parallel zueinander. Zwar existieren Abweichungen zwi-
schen den beiden Preisen der organisierten Markte untereinander und gegeniiber den Preisen der Di-
rektvertrige (bilaterale Vertrige). Die Abweichungen sind aber weitgehend temporirer Natur, und im
Mittel scheinen die Preise nicht weit voneinander abzuweichen. Dies deutet darauf hin, dass die Arbi-
trage zwischen den hier betrachteten Mirkten zumindest im GroBen und Ganzen funktioniert. Und
dies trotz des Umstands, dass die drei alteingesessenen grofen Stromunternehmen im betrachteten
Zeitraum gezwungen waren, grundsitzlich nur iiber CalPX, faktisch tiber CalPX und CAISO zu han-

31 Die CAISO-Preise fiir Dezember 2000 und Januar 2001 sind geschitzt worden, weil beginnend im Dezember 2000 An-
derungen am Auktionsdesign der CAISO-Mirkte implementiert wurden, auf die in Kapitel E eingegangen wird. Die
CalPX-Preise sind fiir diese beiden Monate eingeschriinkt reprisentativ, da die CalPX-Mirkte u.a. wegen der jiingsten
Regulierungsentscheidungen massiv an Liquiditit verloren haben. Auch hierauf wird in Kapitel E eingegangen.
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deln.32 Und dies auch trotz des Umstands, dass die Mirkte nicht parallel angeordnet sind, sondern
zumeist sequentiell: Strommengen, die bereits via CalPX-Day-ahead-Markt oder bilaterale Vertrige
verkauft sind, konnen nicht mehr via Real-Time-Markt des CAISO verkauft werden. SchlieBlich ist
auch zu beriicksichtigen, dass die Mirkte noch recht jung sind und insofern die Teilnehmer noch zu
einem guten Stiick im Lernprozess sind.

Die offentliche Diskussion in Kalifornien hat sich im Gefolge der enormen Preissteigerungen ge-
wandelt: In den ersten Monaten der neuen Mirkte dominierte die Frage, ob die damals relativ geringen
Preise zu niedrig seien, um den Erzeugern eine Kostendeckung zu ermoglichen. Damit war auch die
Frage nach den Anreizen zum Bau neuer Kraftwerke gestellt. Seit dem Frithsommer 2000 steht dage-
gen die Frage im Vordergrund, was man gegen die tatsichliche oder angenommene Marktmacht der
Erzeuger unternehmen konne.

Festgehalten werden muss, dass die Preise eine Entwicklung genommen haben, mit der die politi-
schen Entscheidungstriiger bei der Initiierung der Restrukturierungen nicht gerechnet hatten. Sie sahen
im Gefolge der Reformen sinkende Strompreise voraus, die sich zumindest bis jetzt nicht abzeichnen.
Bevor auf diese Diskussion, die politischen Reaktionen und die Ursachen der hohen Preise eingegan-
gen wird, sei zunichst ein Blick auf die Endverbraucherpreise geworfen.

2. Endverkaufspreise

Eine der wichtigsten Ursachen fiir die Restrukturierung in Kalifornien waren die im nationalen Ver-
gleich hohen Strompreise fiir Endkunden. Der Erfolg der Reformen wird daher im politischen Bereich
insbesondere daran gemessen, ob sie zu einer Senkung der Endkundenpreise beitragen konnen. Es ist
wohl nicht iibertrieben zu behaupten, dass das politische Uberleben des Reformansatzes gefihrdet
wire, wiirden die Endkundenpreise nicht sinken oder gar steigen.

Dabei war es nach den Bestimmungen der CPUC und des kalifornischen Gesetzgebers klar, dass
sich zunichst nur wenig dndern wiirde. Die Bestimmungen fiir die Finanzierung der nichtamortisierba-
ren Investitionen und die dafiir geschaffene CTC schufen die Bedingungen dafiir, dass sich in dem
Zeitraum, in dem die CTC erhoben wird, die durchschnittlichen Preise nur wenig dndern (wenn von
der vorgeschriebenen sofortigen Preissenkung um 10 Prozent fiir kleinere Kunden abgesehen wird).
Bestitigt wird dies durch einen Blick auf die durchschnittlichen Endverbraucherpreise in Abbildung 3.
Hiernach sind die Preise seit 1996 (Beschluss der Reformen) und 1998 (Beginn der neuen Mirkte) ge-
geniiber dem U.S.-Durchschnitt leicht gefallen, im Jahr 2000 (vornehmlich aufgrund von Preissenkun-
gen fiir grofBere Verbraucher) sogar in etwas unerwartetem Ausmaf}, wenn die Preisentwicklungen auf
dem GroBhandelsmarkt beriicksichtigt werden.

Allerdings bestanden weit verbreitete Hoffnungen auf deutlichere Preissenkungen nach Wegfall der
CTC. Wie bereits erwihnt, wurden relativ. niedrige Groflhandelspreise im Bereich von 2,5 bis 3
Cent/kWh erwartet. Ein derartiges Niveau wiirde in der Tat eine spiirbare Senkung der Endverbrau-
cherpreise erwarten lassen, sobald die CTC wegfillt.

Tatsdchlich haben sich aber die GroBhandelspreise im Jahr 2000 als erheblich hoher erwiesen als
die genannten 2,5 bis 3 Cent/kWh. Dies ist unter den Bedingungen der fiir die ersten Jahre geltenden
Preisobergrenze der drei alteingesessenen Unternehmen nicht notwendigerweise ein Problem der End-
verbraucher. Und die Obergrenze sollte ja bis zur vollstindigen Finanzierung der nichtamortisierbaren
Investitionen durch die CTC gelten.

32 Der teilweise hohe Anteil des CAISO-Handels provoziert die Frage, ob dies mit der eigentlichen Vorschrift, allein tiber
die CalPX zu handeln, vereinbar ist. Bei der Strukturierung der neuen Mirkte hatte man dieses Problem offenkundig
nicht antizipiert. .
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Abbildung 3: Durchschnittliche Endkundenpreise 1970-20002
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3Gemittelt iiber alle Nachfragekategorien ohne durchlaufende Steuern; ohne Alaska und Hawaii. U.S.-Maximum
(Minimum): Bundesstaat mit dem héchsten (niedrigsten) Durchschnittspreis in den Vereinigten Staaten. Werte fiir 2000
sind Durchschnittswerte bis einschlieBlich September.

Quelle: EIA (1988, 1994, 1996, 1997, 1999, 2000b, 2000d).

PG&E sowie SCE hatten bis zum Herbst 2000 noch nicht ihre gesamten nichtamortisierbaren In-
vestitionen via CTC finanziert, erhoben weiterhin eine CTC und unterlagen somit noch der Preisober-
grenze. Ihre Endverbraucher waren daher von den Preiserh6hungen auf den GroBhandelsmirkten nicht
unmittelbar betroffen.33 Anders im Fall SDG&E, des kleinsten der drei privaten Stromunternehmen:
SDG&E hatte bereits in 1999 die nichtamortisierbaren Investitionen via CTC voll finanziert. Die an-
fiangliche Preisobergrenze entfiel folgerichtig zum Juli 1999.

Das Ergebnis ist in Abbildung 4 zu erkennen:34 Zunichst verlief alles erwartungsgemiB. Mit Weg-
fall der Preisobergrenze fiel der durchschnittliche Preis erheblich (der Preis von SDG&E lag bereits in
den Vorjahren zum Teil deutlich unter den Preisen der beiden anderen Unternehmen). In den Preissen-
kungen von 1999 schlug sich vor allem der Wegfall der CTC nieder.

Im Jahr 2000 sind jedoch die Endpreise sehr deutlich gestiegen. Im Juli 2000 lagen sie um knapp 60
Prozent iiber dem Wert vom Juli 1999.35 Die gut 16 Cent/kWh markieren das fast Doppelte des U.S.-
Durchschnitts fiir diese Kundenkategorie (8,51 Cent/kWh fiir Juni 2000; EIA 2000d: 60). Wenn man
vereinfachend unterstellt, die Beschaffungskosten von SDG&E hitten sich von Juli 1999 bis Juli 2000
in Anlehnung an die GroBhandelspreise vervierfacht, ist eine Erhshung der Endverbraucherpreise um
60 Prozent nicht iiberraschend, sondern scheint sogar noch recht moderat ausgefallen zu sein. Immer-
hin sind die GroBhandelspreise um rund 8 Cent/kWh gestiegen, wihrend der entsprechende Endver-
braucherpreis um rund 6 Cent erhtht wurde. Geht man iiberschligig davon aus, dass die CTC rund 1

33" Dies hat sich erst jiingst durch eine Entscheidung der CPUC im Januar 2001 etwas geédndert (vgl. CPUC 2001a und die
Ausfiihrungen in Abschnitt E.IT).

34 Die Preise sind nicht unmittelbar mit denen in Abbildung 3 zu vergleichen. Sie entstammen den publizierten Tarifen der
Versorgungsunternchmen (sind nicht als realisierte Durchschnittserltse ermittelt) und gelten nur fiir Haushaltskunden.

35 Die Stromzihler auch der Haushaltskunden werden — anders als in Deutschland — in der Regel monatlich abgelesen.
Die Endkundenpreise von SDG&E waren via Energiekomponente zeitnah an die CalPX-Preise gekoppelt. Daher schiu-
gen sich Preiserhthungen auf dem GroB8handelsmarkt vergleichsweise schnell und mit nur geringer Verzogerung in den
Stromrechnungen der Kunden nieder.
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Cent/kWh betrug, wiirden 1 Cent/kWh der eigenen KostenerhGhungen bei SDG&E verbleiben und aus
anderen Kostensenkungen oder Gewinnschmilerungen finanziert werden miissen.

Abbildung 4.  Durchschnittliche Endkundenpreise fiir Haushalte 1989-2000 nach Unternehmen 1989-2000
(jeweils Juli)
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Quelle: Kahn und Lynch (2000: 25).

D. Welche Schwachstellen sind zu erkennen?

Welche Ursachen konnen fiir die enormen Preissteigerungen seit dem Frithsommer 2000 verantwort-
lich gemacht werden? Von besonderem Interesse ist, ob und inwieweit die Regulierungspolitik falsche
Anreize fiir die Marktteilnehmer gesetzt hat und ob die moglicherweise identifizierbaren Bereiche des
Regulierungsversagens bestimmten Ubergangsbestimmungen oder aber dem langfristig angestrebten
Liberalisierungsmodell zu verdanken sind.

Es liegt nahe, die Ursachen der Probleme in méglicherweise bestehenden Knappheiten zu suchen.
Zu diesem Zweck wird zunichst untersucht, wie sich die Angebotskapazititen und die Nachfrage im
kalifornischen Strommarkt entwickelt haben, ob im Jahr 2000 besondere Umstinde hinzutraten und
welche Rolle die Regulierung bei dem Ausbau von Kapazititen auf der Angebotsseite spielte. Zu fra-
gen ist also danach, ob die Regulierung selbst fiir die hohen Preise verantwortlich ist, indem sie den
angemessenen Ausbau der Anlagen verhinderte. Dariiber hinaus ist zu klidren, welche Griinde dafiir
sprechen mogen, dass sich die kurzfristigen Kosten der Stromerzeugung deutlich erhéht haben. Die
anschlieBende Diskussion widmet sich der Frage, inwieweit Marktdesignprobleme bei den organisier-
ten Mirkten und bei der Frage des Netzmanagements fiir die hohen Preise verantwortlich gemacht
werden konnen. SchlieBlich wird analysiert, ob spezifische Hemmnisse auf der Nachfrageseite beste-
hen, die sachgerechte Reaktionen auf die gestiegenen Preise und zunehmenden Knappheiten verhin-
dern. Dabei wird untersucht, welche Bedeutung der Regulierung von GroBhandelsaktivititen der alt-
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eingesessenen Stromunternehmen sowie der Regulierung des Stromeinzelhandels zukommt, ob also
auch auf der Nachfrageseite signifikantes Regulierungsversagen vorliegt.

Bei den folgenden Betrachtungen konnen selbstverstindlich nur vorldufige Erkenntnisse erwartet
werden; die Zeitspanne seit der Implementierung der Reformen ist noch zu kurz, um definitive Ant-
worten zu erlauben.

I Zunehmende Knappheiten und deren Ursachen

1. Aggregierte Angebots- und Nachfragetendenzen: Das langfristige Bild

Betrachtet man zunichst die Entwicklung der Erzeugungskapazititen in Kalifornien seit 1988 (Tabelle
6) bis zum Anfang der Restrukturierung, wird deutlich, dass der Ausbau der Kapazititen seit vielen
Jahren deutlich hinter der Nachfrageentwicklung zuriickbleibt.36 Wihrend das Nachfragewachstum im
Zeitraum 1988-1998 um jahresdurchschnittlich 2 Prozent zunahm, sank im gleichen Zeitraum die Ge-
samterzeugungskapazitdt um jahrlich 0,6 Prozent. Der Riickgang der Kapazititen setzt den Trend fort,
der sich bereits vor 1988 zeigte: verringerter Ausbau heimischer Erzeugungsanlagen durch die Ver-
sorgungsunternehmen und stattdessen zunehmender Import von Strom aus den benachbarten Bundes-
staaten.

Tabelle 6: Erzeugungskapazititen, tatsidchliche Erzeugung und Stromnachfrage 1988, 1993 und 1998

1988 1993 1998 Wachstum Durchschnittl.
1988-1998 jahrliches Wachstum
Prozent
Erzeugungskapazitit (MW) 55134 54 422 52349 -5 -0,6
Erzeugung (GWh) 179 325 186 862 188 758 5 0,6
Nachfrage (GWh)? 200 637 210500 240 044 20 2,0

aWerte fiir 1988 und 1993: Nur Versorgungsunternechmen; Wert fiir 1998: Endverkéufe der Versorgungsunternehmen plus
Verkiufe unabhédngiger Anbieter an Endkunden.

Quelle: EIA (2000e); CPUC (1998).

Hinter den deutlichen Nachfragesteigerungen liegen insbesondere zwei Ursachen: Zum einen die
seit Mitte der neunziger Jahre stark wachsende Wirtschaft Kaliforniens, zum anderen das deutliche
Bevolkerungswachstum.37

Die im gleichen Zeitraum um insgesamt 5 Prozent gestiegene Erzeugung deutet dabei zwar auf eine
stiarkere Auslastung der vorhandenen Kraftwerke hin; sie zeigt aber auch, dass der Nachfragezuwachs
nur zu einem relativ geringen Teil aus kalifornischen Kraftwerken bedient wurde. In weitaus gréfierem
Ausmaf} wurde auf zusitzliche Importe aus dem Ausland und aus anderen Bundesstaaten gesetzt.

Der zu beobachtende Riickgang der verfiigbaren Kapazititen ist nicht allein dem Umstand zu ver-
danken, dass kein Zubau stattgefunden hat, sondern der Kraftwerkspark in Kalifornien zeigt in zu-
nehmendem Ausmal ,,Alterserscheinungen. Wirft man einen Blick auf die in Tabelle 7 wiedergege-

36 In Tabelle 6 sind nur Zahlen bis 1998 angegeben, da seit der Offnung des Endkundenmarktes Werte fiir die Gesamt-
nachfrage kaum verfiigbar sind (neuere Daten zum Verkauf von unabhingigen Anbietern an Endkunden wurden bislang
nicht vertffentlicht). :

37 Der durchschnittliche Bevoélkerungszuwachs betrug in den letzten Jahren 600 000 Personen/Jahr (Kahn 2000: 4).
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Altersstruktur des Kraftwerksparks: Gas- und slbefeuerte Kraftwerke in Kalifornien 1988

Alter Kapazitat (MW) Anteil (Prozent)
40 Jahre und dlter 5276 20
30-39 Jahre 10542 41

20-29 Jahre 5527 21
Jiinger als 20 Jahre 4509 17
Insgesamt 25 854

Quelle: CEC (1999: 71).

bene Altersstruktur der gas- und 6lbefeuerten Kraftwerke in Kalifornien, wird dies deutlich. Mittler-
weile ist der iberwiegende Teil derartiger Kraftwerke tiber 30 Jahre alt, nur 17 Prozent sind jiinger als
20 Jahre. Die zunehmend idlteren Anlagen weisen eine abnehmende Verfiigbarkeit auf; neue Anlagen,
die diesen Trend hitten aufheben kdnnen, sind seit einigen Jahren nicht ans Netz gegangen.

Tabelle 81 Reservekapazititen im WSCC und in Kalifornien: Reservemargen in Prozent fiir 1988-2000
wscc? Kalifornien/Mexiko®
EinschlieBlich unterbrechbarer Ohne unterbrechbare EinschlieBlich unterbrechbarer Ohne unterbrechbare
Lieferungen® Lieferungen® Lieferungen® Lieferungen®
Prognose tatsdchlich Prognose tatsdchlich Prognose tatsdchlich Prognose tatsdchlich
1988 40,3 243 40,3 26,1 333 12,2 333 12,2
1989 35,6 23,5 35,6 27,3 29,4 17,1 29,4 21,0
1990 34,6 21,8 39,5 23,7 333 10,4 37,5 14,2
1991 28,4 13,4 331 15,3 30,3 11,2 34,4 16,0
1992 27,1 17,8 31,8 21,9 24.8 9,1 29,6 13,0
1993 24,4 14,5 29,3 18,8 234 13,2 28,5 17,8
1994 243 16,0 28,8 19,1 20,7 8,8 259 11,6
1995 19,6 18,4 24,5 22,8 14,3 10,3 20,4 14,2
1996 21,0 15,7 26,0 18,4 22,4 6,0 29,4 10,1
1997 23,7 14,0 28,6 16,9 19,1 3,7 25,8 7.8
1998 21,5 13,0 25,5 13,9 18,7 44 254 79
1999 14,7 14,9 18,8 18,8 6,7 7.7 12,7 13,7
2000 17,6 21,9 11,4 18,0
2001 18,6 22,9 11,8 18,0

aDije Region des Western Systems Coordinating Council (WSCC) umfasst den westlichen (Kontinental-)Teil der Vereinig-
ten Staaten (Gebiete von 14 Bundesstaaten), Teile Mexikos (Nordteil der Baja California) sowie Kanadas (Alberta und
British Columbia). — bDieses Teilgebiet des WSCC umfasst den groBten Teil Kaliforniens und den Nordteil der Baja Cali-
fornia. Bis einschlieBlich 1997 umfasst das Teilgebiet den Siidteil Nevadas und nicht den Nordteil der Baja California. —
¢,,Unterbrechbare Lieferungen® sind Lieferungen im Rahmen von Vertriigen, die fiir den Fall drohender Engpisse oder an-
derer definierter Umstiinde eine gezielte Versorgungsunterbrechung fiir den jeweiligen Kunden explizit vorsehen. Reserve-
kapazititen ohne unterbrechbare Lieferungen umfassen dementsprechend die Reservekapazitiiten, die bei Nichtbelieferung
der Kunden vorhanden sind. Die derart berechneten Reservekapazititen liegen daher iiber denen, die auf die Nachfrage-
menge ,einschlieBlich der unterbrechbare Lieferungen* bezogen sind. Fiir die Jahre 1988 und 1989 wurde fiir die Prognose
nicht in Reservekapazititen einschlieBlich und ausschlieBlich unterbrechbarer Lieferungen unterschieden.

Quelle: CEC (1999); (WSCC 1999, 2000, 2001); eigene Berechnungen.

Bereits diese Werte deuten auf die gesunkene Reservekapazitit in Kalifornien hin. Auch die vom
Western Systems Coordinating Council (WSCC), der fiir Kalifornien zusténdigen regionalen Organi-
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sation fiir die Sicherheit der Stromversorgung, verdffentlichten Werte zeigen einen deutlichen Riick-
gang der Reservekapazititen (Tabelle 8).38

In Tabelle 8 sind die Daten fiir den WSCC insgesamt sowie fiir die WSCC-Teilregion Kalifor-
nien/Mexiko fiir den Zeitraum 1988-2000 wiedergegeben.3® Die Reservekapazititen sind in der Ta-
belle 8 wegen der besseren Vergleichbarkeit als auf die relevante Nachfragemenge bezogene Kennzif-
fern (Reservemargen) wiedergegeben.

Die Werte in Tabelle 6 und 8 belegen iibereinstimmend, dass die Reservekapazititen seit Ende der
achtziger Jahre deutlich zuriickgegangen sind. Dies gilt unabhéngig davon, ob prognostizierte oder tat-
sidchliche Reservemargen betrachtet werden, unabhingig auch von der Frage, ob Reservemargen ein-
schlieBlich oder ausschlieBlich unterbrechbarer Lieferungen betrachtet werden, schlieBlich auch unab-
hingig davon, ob Kalifornien als Teilregion oder die WSCC-Region als Ganzes betrachtet werden.40
Die Reservemargen deuten in ihrer aktuellen Hohe auf eine gestiegene Gefahr von Versorgungseng-
passen hin, die sich in der Tat in den letzten Jahren und vor allem seit dem Frithsommer 2000 in
Stromausfillen beziehungsweise zentral organisierten Stromabschaltungen ganzer Subnetze mani-
festierte. Dabei ist zu beachten, dass es sich bei dieser Gefahr von Stromausfillen nicht um die Gefahr
lokaler Ausfille handeln muss, die etwa durch den Ausfall einzelner Leitungen bedingt sein konnte.
Die Werte in Tabelle 8 zeigen an, dass Knappheiten insgesamt im gesamten WSCC-Gebiet und insbe-
sondere in Kalifornien an Relevanz gewinnen.

Insgesamt muss festgehalten werden, dass die Investitionen in Erzeugungs- und Transportanlagen
hinter der Nachfrageentwicklung zuriickblieben.#! Hieran hat sich seit Beginn der Umstrukturierungen
noch nichts gedndert. Dies ist ein augenfilliger Widerspruch zu den Erfahrungen in anderen liberali-
sierten Mirkten, etwa im Gefolge der Reformen in England und Wales. Dort wurden unmittelbar nach
Beginn der neuen Mirkte umfangreiche neue Erzeugungskapazitidten gebaut, so dass sich die dortige
Regierung sogar veranlasst sah, ein Moratorium fiir den Bau neuer Kraftwerke zu verhidngen, um den
wirtschaftlichen Betrieb der élteren Kraftwerke zu sichern.

2. Besondere Umstinde im Jahr 2000

Von Bedeutung fiir die derzeitigen Preisentwicklungen ist der Umstand, dass die bereits langfristig
angelegten Knappheiten seit dem Frithsommer 2000 noch durch kurzfristige Entwicklungen verstirkt
wurden. So lagen die Niederschlagsmengen im gesamten Nordwesten in 1999/2000 (und auch zu Be-
ginn des Winters 2000/2001) vergleichsweise niedrig, gemessen am langjihrigen Mittel, nachdem sie
in den letzten fiinf Jahren teilweise weit iiber dem Durchschnitt gelegen hatten (FERC 2000c: 2-27).

38 Der WSCC ist eine regionale Unterorganisation des North American Electric Reliability Council (NERC); NERC wurde
nach einem Zusammenbruch der nordamerikanischen Stromversorgung im Jahr 1965, der insgesamt fast 30 Millionen
Kunden betraf, gegriindet und ist eine nichtgewinnorientierte Organisation mit zehn regionalen Unterorganisationen als
Mitglieder. Mitglieder dieser Unterorganisationen selbst sind fast alle privaten und 6ffentlichen Stromunternehmen im
Gebiet der jeweiligen regionalen Organisation. Die Aufgabe des NERC (und des WSCC) besteht bislang vor allem in
der Festlegung von Sicherheitsstandards, wobei als Regel zu deren Durchsetzung bislang ein Freiwilligkeitsprinzip gilt;
d.h., bislang existieren keine expliziten Sanktionsmechanismen fiir Fehlverhalten.

39 Die der Berechnung der Reservemargen zugrunde liegenden maximalen Angebotskapazititen sind nicht mit den im je-
weiligen Gebiet gelegenen Kraftwerkskapazititen identisch. Vielmehr gehdren hierzu auch die fest kontrahierten Liefe-
rungen aus anderen Regionen, abziiglich fest kontrahierter Lieferungen in andere Regionen.

40 pie Frage, warum die prognostizierten Reservemargen haufig iiber den tatsichlichen liegen, wird hier nicht diskutiert.
Es sei allerdings erwihnt, dass die den Berechnungen zugrunde liegenden maximalen Angebotsmengen vom WSCC
unter der Annahme niedriger Niederschlagsmengen prognostiziert wurden, insofern im Mittel eher eine Unterschétzung
erwartet werden konnte und daher die Uberschitzungen umso mehr {iberraschen.

41 Wobei dieser Attentismus im Bereich der Investitionen nicht auf Kalifornien begrenzt war. Von 1992 bis 1997 gab es in
den Vereinigten Staaten kaum Erzeugungskapazitidtszuwichse, in 1997 und 1998 gab es sogar einen Riickgang der Ka-
pazititen — bei gleichzeitiger Ausdehnung der Erzeugung um iiber 3 Prozent (Joskow 2000a: 68).
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Die Wasserkraftwerke haben aber einen grolen Anteil an der Gesamterzeugungskapazitit in Kalifor-
nien und im gesamten Nordwesten der Vereinigten Staaten.

Die geringere Fiillung der Reservoirs fiihrte natiirlich auch zu einer geringeren maximalen Stromer-
zeugung in Kalifornien selbst. Gegeniiber dem Vorjahresmonat in 1999 war die Erzeugung in Wasser-
kraftwerken beispielsweise im Januar 2000 um 45 Prozent geringer; im Februar lag die Erzeugung um
32 Prozent unter dem Vorjahreswert (CalPX 2000c: 54). Auf der Importseite wurden diese Effekte
noch verstirkt, da auch den Wasserkraftwerken in den nérdlichen Nachbarstaaten weniger Wasser-
mengen zur Verfiigung standen. Dabei ist zu beachten, dass aus den angrenzenden Bundesstaaten im
Nordwesten maf3gebliche Anteile der relativ hohen kalifornischen Importe der letzten Jahre bedient
wurden (FERC 2000c: 2-7).42

Tabelle 9: Endnachfragewachstum 1999-2000

1999 2000
Mai ] Juni Mai Juni
GWh GWh Wachstum GWh Wachstum
(Prozent) (Prozent)
Westliche Bundesstaaten der
Vereinigte Staaten insgesamt?
Alle Nachfrager 45782 48466 48 125 5,1 53230 9,8
Haushaltskunden 13 823 14711 14 617 57 16 883 14,8
Kalifornien
Alle Nachfrager 17 626 19 225 18 649 5.8 21 867 13,7
Haushaltskunden 5194 5720 5625 8,3 7084 23,8
8Arizona, Colorado, 1daho, Montana, Nevada, New Mexiko, Utah, Wyoming, Oregon, Washington, Kalifornien.

Quelle: EIA (2000d; 2000f); eigene Berechnungen.

Hinzu kam, dass im Jahr 2000 relativ hohe geplante und ungeplante Ausfille bei den anderen
Kraftwerken zu beobachten waren, die die Erzeugungskapazititen weiter reduzierten (CAISO 2000a:
1; FERC 2000c: 2-19). Im August 2000 lag die durchschnittliche Hohe der ausgefallenen Kraftwerke
mit 3 391 MW weit iiber dem Vorjahreswert (604 MW). Dabei diirfte ein groBer Teil dieser Ausfille
auf das bereits erwihnte hohe Alter des vorhandenen Kraftwerksparks zuriickzufiihren sein (Tabelle
7). SchlieBlich wurden in den ersten Monaten des Jahres 2000 nur relativ wenige Kraftwerke wegen
geplanter Wartungsarbeiten vom Netz genommen (FERC 2000c: Figure 2-12). Dies konnte bedeuten,
dass ausgerechnet im Sommer 2000 viele Kraftwerke in einem noch schlechteren Zustand gewesen
sind, als es von ihrem Alter her ohnehin erwartet werden konnte. Ob und ggf. inwieweit hier auch eine
strategische Zuriickhaltung von Kapazititen im Rahmen der Ausnutzung von Marktmachtpositionen
eine Rolle spielte, kann derzeit nicht mit Sicherheit beantwortet werden (Joskow und Kahn 2000: 4 £.).
Eine aktuelle Untersuchung der FERC (2001f) deutet jedoch eher darauf hin, dass die Ausfille im We-
sentlichen auf das Alter der Kraftwerke und der seit geraumer Zeit nachfragebedingt sehr hohen Inan-
spruchnahme zuriickzufiihren waren.

42 Diese Importe aus den umliegenden Bundesstaaten im Nordwesten folgen einem jahreszeitlichen Muster. Im Sommer
werden vergleichsweise umfangreiche Mengen netto importiert, wihrend im Winter die Nettoimporte geringer sind oder
sogar in Nettoexporte umschlagen.



40

Tabelle 10: Nachfragewachstum im CAISO-Gebiet im Jahr 2000 (Entwicklung gegeniiber dem Vorjahresmonat
in Prozent)

Mai Juni Juli August September
Gesamtnachfrage
Prognostiziert 11 12 3 8 4
Tatsachlich 11 13 2 7 3
Spitzenlastnachfrage
Prognostiziert 20 11 0 7 15
Tatséchlich 21 6 -5 -1 7

Quelle: CalPX (2000d: Tabelle 1).

Tabelle 11: Ausrufungen des Ausnahmezustands im Sommer der Jahre 1998-2000

Typ des Ausnahmezustands MaBnahmen Zahl der Ausrufungen des
Ausnahmezustandsb
1998 1999 2000

Stufe I setzt voraus, dass die Nachfrager werden aufgefordert,

aktuelle Reservespanne® ihre Nachfrage freiwillig zu

kleiner als 7 Prozent ist  begrenzen 3 3 24
Stufe 11 setzt voraus, dass die Lieferungen an Nachfrager mit

Reservespanne kleiner  unterbrechbaren Liefervertrigen

als 5 Prozent ist werden reduziert 3 0 14
Stufe 111 setzt voraus, dass die Nachfrager werden informiert, dass

Reservespanne kleiner  unfreiwillige Lieferunterbrechungen

als 1,5 Prozent ist stattfinden 0 0 0
Insgesamt 6 3 38
8Aktuelle Reservespanne bezieht sich auf die aktuell verfiigbaren Kraftwerke und sonstigen Einspeisungsquellen und
schlieBt z.B. Kraftwerke aus, die wegen Wartungsarbeiten nicht verfiigbar sind. — bJeweils Sommermonate Mai-Sep-
tember.

Quelle: FERC (2000c: 2-15).

SchlieBlich sind neben diesen angebotsseitigen Einfliissen noch die relativ hohen Temperaturen im
Friihsommer/Sommer 2000 zu nennen, die von der Nachfrageseite her die Reservemargen haben
schrumpfen lassen.43 Insbesondere im Frithsommer lagen in allen Regionen des WSCC-Gebiets ex-
trem hohe Temperaturen vor.44 Im Siidwesten (Kalifornien, Arizona, New Mexiko, Utah und Colo-
rado) waren die Temperaturen den gesamten Sommer 2000 tiber sehr hoch. Demgegeniiber lagen die
Werte fiir Kalifornien im Jahr 1999 unter dem langjahrigen Durchschnitt und im Jahr 1998 sogar im
unteren Zehntel der Verteilung fiir die letzten 106 Jahre. Das heif3t, dass die Nachfrageentwicklung im

43 In Kalifornien liegen die Spitzenlastperioden im Sommer (u.a. aufgrund des hohen Anteils von Klimaanlagen als Strom
verbrauchende Gerite), nicht im Winter, wie dies in kilteren Regionen die Regel ist. Angesichts der GroBe des kalifor-
nischen Markts iiberrascht es nicht, dass in der Regel auch die Spitzenlastperiode fiir das gesamte WSCC-Gebiet im
Sommer liegt.

44 Vgl. zu einem Uberblick iiber die Temperaturen fiir das Jahr 2000 im Vergleich der letzten 106 Jahre die Grafiken in
FERC (2000c: 2-10, basierend auf vom National Climatic Data Center bereitgestellten Daten (http://www.ncdc.noaa.
gov/ol/climate/climateresearch.html)).
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Jahr 1999 und erst recht 1998 durch das Wetter gedampft wurde, wihrend sie im Jahr 2000 ebenso
deutlich nach oben beeinflusst wurde. Wegen dieser Einfliisse war die Nachfragemenge im gesamten
Westen der Vereinigten Staaten gegeniiber dem Vorjahr im Mai um gut 5 Prozent héher, im Juni sogar
um knapp 10 Prozent (Tabelle 9). In Kalifornien iibertraf die Nachfrage im Mai den Vorjahreswert um
knapp 6 Prozent, im Juni um knapp 14 Prozent. 45

Die in Tabelle 9 wiedergegebenen Daten fiir das Wachstum der Endverbrauchsmengen basieren auf
Angaben der Energy Information Administration (EIA) fiir die Verkaufsmengen der 6ffentlichen Ver-
sorgungsunternehmen an Endkunden. Weil in diesen Zahlen nicht die Werte fiir Lieferungen von un-
abhingigen Stromhandelsfirmen enthalten sind, geben sie kein vollstidndiges Bild der Nachfrageent-
wicklung. Ein Blick auf den Verlauf der insgesamt iiber den CAISO abgewickelten (GroBhandels-)
Liefermengen in Tabelle 10 bestitigt allerdings den bisherigen Befund. Hiernach ist das tatséchliche
iiber den CAISO abgewickelte Volumen im Mai um 11 Prozent gegeniiber dem Vorjahr gestiegen, im
Juni sogar um 13 Prozent. Im Juli entspannte sich die Situation wieder etwas, um im August wieder
auf 7 Prozent Wachstum gegeniiber dem Vorjahresmonat zu steigen. Im September lag die Wachs-
tumsrate mit 3 Prozent wieder deutlich niedriger.46 Es ist allerdings zu vermerken, dass selbst die re-
lativ geringen Steigerungen im Juli oder im September angesichts der generell geringen Reserveka-
pazititen durchaus zu Engpissen fithren konnen.

Zusammenfassend kann festgehalten werden, dass die Nachfrage im gesamten Westen der Vereinig-
ten Staaten im Allgemeinen und in Kalifornien im Speziellen im Jahr 2000 extreme Anforderungen an
den bestehenden Kraftwerkspark stellten. Vor diesem Hintergrund iiberrascht es nur wenig, dass sich
der CAISO mehrfach veranlasst sah, den Ausnahmezustand auszurufen. Die Zahl dieser Ausnahme-
zustinde hat sich im Sommer 2000 gegeniiber den ersten beiden Jahren erheblich erhoht (Tabelle 11).

Bei einer Betrachtung der Entwicklung in Kalifornien muss auch beriicksichtigt werden, dass nicht
allein Unterkapazititen in Erzeugungsanlagen, sondern auch in Transportanlagen von Bedeutung sind.
Zu beachten ist, dass die Transportanlagen in der Vergangenbheit fiir relativ genau definierte Anforde-
rungen geplant wurden. Wettbewerb, stirkerer Stromhandel iiber groBere Entfernungen und ganz all-
gemein gednderte Lastfliisse infolge von Lieferantenwechseln stellen allerdings génzlich neue Anfor-
derungen an die Transportnetze. Die daher zunehmend knappen Transportkapazititen sorgen nun da-
fiir, dass regionale Erzeugungsengpisse nicht durch Mehrerzeugung in anderen Regionen aufgefangen
werden konnen; sie verstidrken aus diesem Grund Knappheiten im Erzeugungsbereich, erzwingen die
Zuschaltung relativ teurer Kraftwerke und vertiefen etwaige Marktmachtpositionen -einzelner
Stromanbieter. Auch sie konnen fiir einen Teil der Preissteigerungen verantwortlich gemacht werden
(Borenstein et al. 2000).

Die langfristig angelegten und kurzfristig weiter erhthten Knappheiten und die hiermit zusammen-
hiangende Gefahr von Netzzusammenbriichen sollten zu tendenziell steigenden Strompreisen auf der
GroBhandelsebene fiihren. Zum einen deswegen, weil tendenziell Kraftwerke mit htheren Kosten zu-
geschaltet werden miissen. Zum anderen ist unter diesen Umstidnden zunehmend nicht davon auszuge-
hen, dass die Strompreise den Grenzproduktionskosten fiir Strom entsprechen, sondern dass die Preise
in Spitzenlastperioden iiber den variablen Kosten des letzten zugeschalteten Kraftwerks liegen werden,
allein schon deshalb, um hierdurch die notwendige Rationierung der Nachfrage erreichen zu konnen.
Es sei daher betont, dass relativ hohe Preise fiir sich genommen nicht das Vorliegen von Marktmacht

45 Noch deutlicher wird der Einfluss des Wetters auf die Stromnachfrage, wenn die Nachfragemenge der Haushaltskunden

in Tabelle 9 betrachtet wird, die aufgrund der hohen Ausstattung mit Klimaanlagen in der Region noch erheblich stirker
als die Gesamtnachfrage gestiegen ist: Fiir Kalifornien kann fiir den Mai eine Steigerung gegeniiber dem Vorjahr um gut
8 Prozent, fiir den Juni sogar um knapp 24 Prozent festgehalten werden.

46 Dabei entsprechen die tatsdchlichen Werte fiir die gesamten Stromnachfragemengen weitgehend den Prognosen, wih-

rend die Spitzenlastnachfrage regelmiBig iiberschitzt wurde. Inwieweit hierbei 6ffentliche Stromsparappelle oder die
Preiselastizitit groBerer Kunden eine Rolle spielt, kann zum gegenwirtigen Zeitpunkt nicht geklirt werden.
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anzeigen, sondern durchaus das Ergebnis wettbewerblicher Mirkte mit intensiver Erzeugerkonkurrenz
sein konnen (hierauf wird insbesondere in Abschnitt D.IV bei der Diskussion ausgewihlter Bereiche
des Regulierungsversagens auf der Nachfrageseite zuriickgekommen).

Die Preissteigerungen im Jahr 2000 scheinen daher im Riickblick wenig iiberraschend. Sie hitten
bei anderer Wetterlage bereits in den Jahren 1998 und 1999 auftreten konnen.4” Verhindert wurden sie
in diesen beiden ersten Jahren der neuen Mirkte durch die geringeren Temperaturen und die weit iiber
dem Durchschnitt liegenden Niederschlagsmengen, moglicherweise auch durch die noch geringen Er-
fahrungen der Unternehmen mit den strategischen Moglichkeiten in den neuen Mirkten. Und in der
Tat lagen bereits im Jahr 1999 Prognosen vor, die vor Engpéssen und deutlichen Preissteigerungen im
Jahr 2000 warnten, falls nicht wieder die Wetterlage zu Hilfe kommen wiirde (zitiert in CEC 1999:
65). Die Knappheiten im Sinne einer zunehmenden Gefahr von Kapazititsengpéssen konnen somit als
ein wichtiger Grund fiir die Preissteigerungen im Jahr 2000 genannt werden.

3. Fazit: Zu geringe Investitionen und die Rolle der Regulierung der Angebotsseite

Angesichts der deutlichen Knappheiten im kalifornischen Strommarkt und der iiberragenden Rolle, die
sie fiir die Strompreissteigerungen spielen, stellt sich die Frage, wodurch sie verursacht worden sind
und warum ihnen nicht durch eine Ausweitung der Angebotskapazititen begegnet wurde. Auf mittlere
Sicht scheint der forcierte Neubau von Anlagen fiir eine dauerhafte Senkung des Strompreisniveaus
unabdingbar. Selbst eine (hypothetische) spiirbare Senkung des Nachfragevolumens allein wird die
Engpisse kaum entschirfen konnen, wenn das Ausmaf des in vielen Jahren gewachsenen Investiti-
onsstaus und die hohen Ausfallraten der Kraftwerke beriicksichtigt werden. Hierbel ist auch zu beach-
ten, dass angesichts des hohen Durchschnittsalters des kalifornischen Kraftwerksparks ein Neubau von
Kraftwerken aus Umweltschutzaspekten ohnehin angezeigt sein diirfte.

Die im Folgenden zu untersuchende Frage lautet, welche regulatorischen Barrieren einer derartigen
Ausweitung entgegenstanden oder immer noch stehen. Die oben beschriebene Situation der derzeiti-
gen Knappheiten hatte gezeigt, dass seit Beginn der Reformen keine nennenswerte Ausweitung der
Kapazititen stattgefunden hat. Insofern hat sich, wenn man nur die Entwicklung der Zahlen fiir am
Netz befindliche Kraftwerke beriicksichtigt, die Entwicklung der letzten 15 Jahre fortgesetzt: Auswei-
tung der Nachfrage bei konstanten oder gar sinkenden Angebotskapazitéten.

Einiges spricht dafiir, dass eine zentrale Ursache der seit geraumer Zeit zu geringen Investitionen in
Glaubwiirdigkeitsproblemen der offentlichen Regulierung liegt. Im Gefolge der Olpreissteigerungen
und der Kostenplaniiberschreitungen bei den Kernkraftwerken in den siebziger und achtziger Jahren
gingen in den Vereinigten Staaten generell die Investitionen in Kraftwerke zuriick. Dies lag nicht nur
daran, dass die Nachfrage weniger schnell wuchs als urspriinglich vermutet. Es lag auch an der Regu-
lierungspolitik, genauer: an den Anderungen der Regulierungspraxis in den achtziger Jahren. Seit die-
ser Zeit billigten viele einzelstaatliche Regulierungskommissionen nicht mehr alle von den Unterneh-
men geltend gemachten Kosten als Basis fiir die Endkundenpreise. Das war auch in Kalifornien der
Fall. Damit war die Abkehr von der traditionellen ,rate-of-return“-Regulierung hin zu einer modifi-
zierten (used-and-useful-)Renditeregulierungsregel eingeleitet (Kumkar 1996: 7; Kumkar 2000: An-
hang A).

In der Folge lernten die Stromunternehmen, was es bedeutet, dem so genannten Regulierungsrisiko
ausgesetzt zu sein. Wie im Fall der rein privatwirtschaftlichen Koordinierungsstrukturen (governance
structures) ergibt sich auch bei der 6ffentlichen Regulierung das Problem, dass die Regulierungsin-
stanzen durch eigennutzorientierte, also opportunistische Akteure geleitet und verwaltet werden. Da-

47 Allerdings bedeutet die Aussage, dass PreiserhShungen zu erwarten waren, nicht unbedingt, dass sie auch von der Héhe
her gerechtfertigt wiren.



43

her unterliegt auch ein Regulierer u.U. Anreizen, seine Verhandlungsmacht, die in der Existenz von
spezifischen Investitionen der Stromunternehmen begriindet liegt, auszunutzen: Konkret muss das
Stromunternehmen befiirchten, dass seine Investitionen in Kraftwerke vom Regulierer bei der Preisre-
gulierung nicht honoriert, sondern ex post als nicht ,used and useful” kategorisiert werden. Das
Stromunternehmen bleibt in diesem Fall auf seinen Kosten ganz oder teilweise sitzen.#8 Und in der Tat
zeichnete sich aufgrund dieses Regulierungsrisikos in einigen U.S.-Bundesstaaten in den achtziger
Jahren die Tendenz zu einem umgekehrten Averch-Johnson-Effekt ab.49 Es wurden Befiirchtungen
laut, die lange vorherrschenden Kraftwerksiiberkapazititen konnten sich in Unterkapazititen wandeln.

Als Wege aus diesem Dilemma — auf der einen Seite Ex-post-Aberkennung von Investitionsausga-
ben zur Begrenzung von Strompreissteigerungen, auf der anderen Seite die mégliche Gefahr von Ver-
sorgungsengpissen — bieten sich grundsitzlich zwei Moglichkeiten an: Entweder wird das totale In-
vestitionsrisiko durch aktive Regulierung wieder symmetrischer ausgestaltet, d.h., den Unternehmen
wird beispielsweise bei unerwarteten Nachfrageerhhungen oder ex post iiberdurchschnittlich guten
Investitionen ein grofler Teil der Zusatzgewinne ,,iiberlassen* und hierdurch die erwartete erlaubte
Rendite erhoht. Oder aber die Stromerzeugung wird zu weiten Teilen dem Wettbewerb ausgesetzt und
die Risikoallokation stirker dem Markt iiberlassen.

Der erste Weg hiitte eine grundsitzliche Neuausrichtung der einzelstaatlichen Regulierungsverfah-
ren verlangt, die entweder die Praxis der Ex-post-Aberkennung von Investitionsausgaben beseitigt
oder aber iiberdurchschnittliche Gewinne bei ex post richtigen Investitionen erlaubt hiitte.

Der zweite Weg, der auf Bundesebene und auf Staatsebene in Kalifornien tatsdchlich gewihit
wurde, entliel weite Teile der Stromwirtschaft, namentlich bestimmte Kategorien der Stromerzeu-
gung, aus der bisherigen Regulierung durch die einzelstaatlichen Regulierungskommissionen. Diese
Entwicklung stellte damit auch einen Schritt zu einer grundsitzlichen Reallokation von Investitionsri-
siken dar: Trugen bisher die Stromnachfrager grundsitzlich das Risiko von Investitionen in Anlagen
zur Stromerzeugung, wurde jetzt das Risiko stirker den Stromerzeugern zugewiesen. Diese hatten al-
lerdings in dem ermdglichten Wettbewerb in der Stromerzeugung auch die Chance, iiberdurchschnitt-
liche Gewinne bet ex post richtigen Investitionen zu realisieren.

Das Problem ist, dass in einigen Regionen der Vereinigten Staaten im Gefolge des EPAct zwar
zahlreiche neue unabhingige Kraftwerke gebaut wurden. Insofern nahm dort die Gefahr von Engpis-
sen wieder ab. In Kalifornien jedoch hielten diese Neubauten mit der Nachfrageentwicklung nicht
mit.’0 Und von den alteingesessenen Stromunternehmen wurden iiberhaupt keine nennenswerten Neu-
bauten in Angriff genommen. Die direkt im Anschluss an den EPAct begonnenen Diskussionen in
Kalifornien iiber eine sehr viel weiter gehende Umstrukturierung der Regulierung haben den Attentis-
mus der Investoren zusitzlich verstirkt. Solange offen blieb, wie die neuen Mirkte und wie die neue
Regulierung ausgestaltet werden wiirden, wurden ausweislich der Daten der kalifornischen Energie-
kommission keine Genehmigung fiir Neubauten beantragt.

Die langfristig entstandenen Knappheiten diirften also zum grof8en Teil einem signifikanten Regu-
lierungsrisiko zu verdanken sein. Offenbar haben die Investoren im kalifornischen Stromsektor mit ih-
ren konkreten Planungen zumindest solange gewartet, bis die Struktur der neuen Mirkte hinreichend

48 Vgl. Joskow und Schmalensee (1986: insbes. 12). Sie charakterisieren die damalige Sicht der U.S.-Versorgungsunter-
nehmen beziiglich der Konsequenzen der Aberkennungen des ,,used and useful“-Status anschaulich als ,heads I lose,
tails you win“-Situation (vgl. auch bereits Joskow 1974 und Joskow und MacAvoy 1975; vgl. kritisch Lyon 1991).

49 Die Summe der derart aberkannten Investitionskosten addierten sich bis Ende der achtziger Jahre auf tiber 10 Mrd.
Dollar (vgl. OTA 1995: 200 und Mead et al. 1989: 51).

Wobei nicht allein in Kalifornien der Zubau hinter der Nachfrageentwicklung zuriickblieb, sondern auch in den benach-
barten Bundesstaaten. Im gesamten WSCC-Gebiet wuchs die Nachfrage in den neunziger Jahren jahresdurchschnittlich
um 3 Prozent, wihrend die Erzeugungskapazitdt um nur 1 Prozent erweitert wurde (FERC 2000c: 5-2; FERC 2001e).
Auf die damit einhergehenden Verringerungen der Reservekapazititen wurde oben bereits eingegangen (Tabelle 8).

50
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klar war. In 1996 war dies soweit, und seitdem werden auch Antrige fiir Kraftwerksneubauten bei der
kalifornischen Energiekommission eingereicht. Dabei ist auch zu beriicksichtigen, dass die zu erzie-
lenden Preise fiir erzeugten Strom in den ersten beiden Jahren relativ niedrig und eher unter den Er-
wartungen lagen. Dies mag dazu beigetragen haben, dass die Unternehmen ihre Neubauplidne nicht mit
hochster Prioritdt verfolgten. Nach Angaben der kalifornischen Energiekommission (California
Energy Commission, CEC) sind bei ihr inzwischen Genehmigungen fiir Neubauten mit einer Gesamt-
kapazitit von immerhin rund 10 000 MW beantragt (Stand September 2000) und weitere Antrige iiber
insgesamt 5 000 MW Gesamtkapazitit sind angekiindigt worden (CEC 2000a, 2000b).

Das derzeit relevante Problem besteht also nicht mehr darin, dass die potentiellen Investoren vor In-
vestitionen zuriickscheuen. Das generelle Regulierungsrisiko scheint mittlerweile an Bedeutung ver-
loren zu haben. Allerdings bedeutet dies offensichtlich noch nicht das sofortige Ende der Knappheiten.
Das akute Problem liegt darin, dass von den ersten Planungen bis zur Fertigstellung der Kraftwerke im
Durchschnitt in den Vereinigten Staaten (technisch und kaufménnisch bedingt) mindestens drei Jahre
vergehen (Joskow 2000a: 69) und die anfangs niedrigen Preise auf den Grofhandelsmirkten u.U. die
Anreize zur ziigigen Fertigstellung minderten. Die Zeit von drei Jahren ist zwar weitaus kiirzer als in
der Vergangenheit, impliziert aber immer noch eine erhebliche Verzogerung. In Kalifornien kommt als
weiterer zentraler Faktor hinzu, dass die Verfahrensdauer der Genehmigungen tendenziell linger als in
den anderen Bundesstaaten ist. Die Genehmigungsverfahren sind komplex, langwierig und verursa-
chen u.U. erhebliche Investitionsrisiken (und damit eine andere Form des Regulierungsrisikos). Dahin-
ter liegen insbesondere umweltpolitische Griinde, aber auch die in Kalifornien generell giiltigen
Grundsitze der offentlichen Beteiligung an den Planungs- und Genehmigungsprozessen.>! Insgesamt
ist daher in Kalifornien eine Gesamtdauer von mindestens sechs Jahren vom Planungsbeginn bis zur
Fertigstellung zu veranschlagen.

Den verfiigbaren Informationen zufolge ist mit dem ersten Hochfahren neuer Kraftwerke im Verlauf
des Jahres 2001 zu rechnen. Selbst wenn nicht damit gerechnet werden kann, dass alle geplanten und
angekiindigten Projekte tatsdchlich ans Netz gehen, kann gehofft werden, dass sich die Knappheitssi-
tuation mit Beginn des Sommers 2001 entspannen wird. Allerdings muss derzeit offen bleiben, ob,
basierend auf diesen Zugingen, die Knappheiten bereits entscheidend gesenkt werden kénnen oder ob
der Kapazititszuwachs in diesem Sommer dadurch konterkariert wird, dass die hohe Inanspruchnahme
des bestehenden, iiberalterten Kraftwerksparks zu weiter zunehmenden Ausfallraten fithren wird.

Zusammenfassend tragt die Regulierungspolitik in Kalifornien eine Mitschuld daran, dass die In-
vestitionen hinter der Nachfrageentwicklung zuriickblieben. Sie hat dazu beigetragen, dass die Strom-
unternehmen bereits lange vor den Reformen in 1995/1996 kaum mehr in neue Anlagen investierten
und den bestehenden Kraftwerkspark zunehmend veralten lieen.

Das Regulierungsrisiko im Gefolge der Olpreiskrisen ist daher mitverantwortlich dafiir, dass die
neuen Mirkte bereits mit einer deutlichen Hypothek belastet starteten.52 Die langwierigen Genehmi-
gungsverfahren trugen dann dazu bei, dass selbst nach der grundsitzlichen Liberalisierung der Strom-
erzeugung die ohnehin bestehenden, technisch und kaufménnisch bedingten Verzdgerungen bei der
Ausweitung des Stromangebots noch vergroflert wurden.

51 Die offenbar auch aktuell zahlreiche Neubauprojekte blockieren, Zwar wird in der Offentlichkeit massiv der Zubau
neuer Kraftwerke gefordert, Kommunen, Landkreise und Private wiinschen jedoch den Bau nicht ausgerechnet in ihrem
Bereich oder ihrer Nachbarschaft.

52 Eine hieran ankniipfende, in diesem Beitrag jedoch nicht weiter zu diskutierende Frage stellt sich daher nach dem opti-
malen Timing von wettbewerbsorientierten Reformen: Auf der einen Seite konnte eine Liberalisierung der Erzeugung
gerade bei bestehenden Unterkapazititen sinnvoll sein, weil der Markt u.U. bessere Investitionsanreize zu setzen vermag
als eine umfassende Regulierung und somit gerade in dieser Situation die mittel- und langfristigen Effizienzgewinne ei-
ner Liberalisierung sehr hoch sein kénnten. Auf der anderen Seite schafft die Liberalisierung der Erzeugung bei vorlie-
genden Unterkapazititen die Moglichkeit hoher Preise und erhoht damit die politische Gefahr eines Abbruchs des Libe-
ralisierungsprogramms.
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IL Kurzfristige Kostensteigerungen

Eine weitere Ursache der Preissteigerungen sind die Inputpreise fiir die Stromerzeugung. Diese zogen
im Jahr 2000 deutlich an. Von besonderer Bedeutung sind die Gaspreise und die Preise fiir Emissions-
zertifikate. _

Zunichst zur Rolle der Gaspreise: Die Erzeugung in Kalifornien basiert zu einem erheblichen Teil
auf dem Einsatz von Erdgas. Rund 53 Prozent der gesamten Erzeugungskapazitit in Kalifornien und
vor allem der weit iiberwiegende Teil der Spitzen- und Mittellastkraftwerke (also die Kraftwerke, die
zumeist die marktriumenden Preise bestimmen) setzen Erdgas als Brennstoff ein. Und die Erd-
gaspreise haben sich gegeniiber 1999 erheblich erhht: Betrug der Gaspreis frei Grenze Kalifornien im
Januar 1999 noch 2 Dollar/MMBtu, markierte er im September 2000 in der Spitze mit 6 Dol-
lar/MMBtu das Dreifache (FERC 2000d: 32).

Betrachtet man den in Tabelle 12 wiedergegebenen Gaspreis in den Sommermonaten 2000, zeigt
sich ein gegeniiber dem Vorjahr im Durchschnitt verdoppelter Gaspreis. Nach Angaben von CalPX
tragen diese Gaspreissteigerungen zu einer Erhohung der variablen Erzeugungskosten in gasbefeuerten
Kraftwerken um durchschnittlich 8 Dollar/MWh bei (CalPX 2000c: 55; vgl. auch CAISO 2000a:
18).33

Ein Weiteres kommt hinzu: In Kalifornien wird zur umweltpolitisch motivierten Begrenzung von
Stickoxid(NO, )emissionen in zunehmendem Mal} auf handelbare Emissionszertifikate gesetzt. Zum
Beispiel wurde im South Coast Air Quality Management District (SCAQMD) im Jahr 1995 ein Markt
fiir ,,Reclaim Trading Credits (RTC)* etabliert. Jedem groBeren Emittenten liber einem bestimmten
Schwellenwert wurde eine Anfangsausstattung an Emissionszertifikaten zugewiesen.’* Nach Angaben
des SCAQMD ist das Jahr 2000 das erste Jahr, in dem die tatsdchlichen Emissionen die durch die Zahl
der Zertifikate vorgegebene Gesamtmenge an Emissionen erreichen wird (zitiert nach CalPX 2000d:
34). Das heifit, dass im Jahr 2000 das erste Mal nennenswert positive Preise fiir die RTC erreicht wer-
den. :
Lagen diese zu Beginn von 2000 noch unter 1 Dollar pro kg NO,, stiegen sie bis Anfang Juni 2000
auf 5 Dollar und erreichten im August/September 2000 Werte um 20 Dollar pro kg NO, (CalPX
2000d: Figure 18).55 Diese kalifornischen Preise fiir Zertifikate setzten sich bei normalen Gaskraft-
werken in variable Emissionskosten von 40 Dollar pro MWh um (FERC 2000d: 37). Das heifit, allein
die Emissionskosten lagen hoher als die durchschnittlichen GroBhandelsstrompreise in der ersten Zeit
der neuen Mirkte. Altere oder reine Spitzenlastkraftwerke mit schlechteren Wirkungsgraden und Re-
duktionstechniken verursachen noch hohere Emissionskosten. Zwar wirken sich die hoheren Emissi-
onskosten nur auf die Kosten eines Teils der kalifornischen Kraftwerke aus. Dies sind aber diejenigen
Kraftwerke, die gerade in Spitzenlastperioden sehr hiufig die marktraumenden, kurzfristigen Preise
bestimmen.

Nach Berechnungen von CalPX fiihrten die gestiegenen Gas- und Emissionszertifikatpreise im
Sommer 2000 zusammen genommen zu variablen Erzeugungskosten, die in der Spitze bei 500 Dol-
lar/MWh lagen (CalPX 2000d: Figure 19; vgl. auch Joskow und Kahn 2000). Dies ist weit entfernt

53 Nach Berechnungen des CAISO konnen die hierdurch bedingten Erh6hungen der Grenzerzeugungskosten in den gasbe-

feuerten Kraftwerken rund 20 Prozent der Preissteigerungen im Juni 2000 gegeniiber dem Vorjahresmonat erkliren.

54 Die Menge der Emissionszertifikate wird bis zum Jahr 2003 jéhrlich gesenkt, um die bundesstaatlichen Luftqualitiits-

standards zu erfilllen. Besitzer derartiger RTC unterliegen im Prinzip Anreizen, ihre eigenen Emissionen zu reduzieren,
um die frei werdenden Zertifikate verkaufen zu kénnen. Die Stromerzeugung ist nach der Raffinerieindustrie der zweit-
groBte Emittent von NO,.

55 Zum Vergleich: Die Emissionszertifikate im Nordosten der Vereinigten Staaten kosten rund 0,1 Dollar pro kg NO,

(FERC 2000d: 42).
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von den durchschnittlichen Preisen der ersten beiden Jahre der neuen Mirkte, weit entfernt aber auch
von den Spitzenlastpreisen in diesen ersten beiden Jahren.

Tabelle 12: Erdgaspreise und Anderung gegeniiber dem Vorjahresmonat des Lieferanten Southern California
Gas fiir groBe Endnachfrager 2000

Mai Juni Juli August September

Dollar/ |Anderung| Dollar/ |Anderung| Dollar/ [Anderung| Dollar/ |Anderung| Dollar/ |Anderung
MMBtu in MMBtu in MMBtu in MMBtu in MMBtu in
Prozent Prozent Prozent Prozent Prozent

Preis 3,70 66 4,69 103 4,62 95 5,30 93 6,02 125
Quelle: CalPX (2000d: Figure 16).

Im Winter 2000/2001 haben die Preise noch einmal sehr deutlich angezogen. So lagen die Gaspreise
beispielsweise im Dezember 2000 bei durchschnittlich 26 Dollat/MMBtu, nachdem sie bereits Ende
November einen Wert von 20 Dollar/MMBtu erreicht hatten. Im Januar 2001 sind sie auf immer noch
10-12 DollaryMMBtu gesunken (CAISO 2001a; 2001b). Im gleichen Zeitraum zogen die Preise fiir
Emissionszertifikate noch einmal deutlich gegeniiber den Werten des Sommers an und lagen im De-
zember im Bereich von 40 bis 50 Dollar pro kg NO, (CAISO 2001a).

Die gestiegenen Erdgaspreise und vor allem die gestiegenen Emissionskosten diirften somit einen
nicht unbetrichtlichen Teil der Preissteigerungen erklidren. Gerade wenn man die Preise der Emissi-
onszertifikate beriicksichtigt, wird auch deutlich, dass lingerfristig nur dann wieder Preise auf dem
Niveau der beiden ersten Jahre zu erwarten sind, wenn entweder die bestehenden Gaskraftwerke in
stirkerem Ausmal} mit Filteranlagen nachgeriistet werden, neue Anlagen die alten ersetzen oder aber
in neuen Kraftwerken andere Energietriiger Einsatz finden. Auch hier zeigt sich, dass eine zentrale Ur-
sache der Probleme in dem iiberalterten Kraftwerkspark Kaliforniens liegt.

III. Marktdesignprobleme: Ausgewiihlte Aspekte der CAISO-Miirkte

In diesem Abschnitt wird der Frage nachgegangen, in welcher Weise die institutionelle Ausgestaltung
der verschiedenen Strommirkte fiir die Preissteigerung verantwortlich gemacht werden kann. Konkret
wird gefragt, ob insbesondere die vom CAISO organisierten Markte signifikante und vermeidbare De-
fizite aufweisen. Dabei wird am Ende auf die Rolle der 6ffentlichen Regulierung als wichtige Deter-
minante des institutionellen Umfelds der verschiedenen Teilmirkte eingegangen.

1. Das Zusammenspiel einzelner Mirkte

Rationale Teilnehmer am Stromhandel werden die Tatsache der Existenz mehrerer Mérkte zur Kennt-
nis nehmen und vornehmlich auf denjenigen Markt gehen, der die fiir sie hochsten Preise im Fall des
Anbieters bzw. der fiir sie niedrigsten Preise im Fall des Nachfragers verspricht. Insofern ist auch die
Ausschopfung von Arbitragemoglichkeiten zwischen den Mirkten zu erwarten. Unter Abstraktion von
Risikoaspekten sollte man also davon ausgehen, dass zwischen den Preisen auf den einzelnen Mérkten
eine hohe Korrelation besteht. Tatsdchlich ist dieser Preiszusammenhang im Grundsatz gegeben, wie
oben bei der Diskussion der einzelnen GroBhandelspreise in Abschnitt C.II.1 deutlich wurde.
Allerdings gibt es Ausnahmen, die Preisdifferentiale zwischen den einzelnen Mirkten nach sich
ziehen konnen. Diese Ausnahmen werden dadurch begriindet, dass Strom (i) zu unterschiedlichen
Zeiten, (ii) an unterschiedlichen Orten und (iii) in institutionell unterschiedlich ausgestalteten Mérkten
kein homogenes Gut darstellt. Die Tatsache, dass Strom in der Zeit kein homogenes Gut ist, ist offen-
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kundig und durch die schlechte Speicherbarkeit in Verbindung mit einer volatilen Nachfrage bedingt.
Im Folgenden beschrinkt sich die Betrachtung auf rdaumliche und institutionell bedingte Inhomogeni-
titen.

Ein Teil der rdumlichen Inhomogenitdt ist rein technisch bedingt: Bestehen Netzengpisse, so ist
eine Kilowattstunde Strom vor dem Engpass ein offenkundig anderes Produkt als eine Kilowattstunde
Strom hinter dem Engpass (hinzu kommen normale Transportverluste, von denen hier abgesehen wer-
den soll). Unterschiedliche Preisentwicklungen zwischen den einzelnen Preisregionen sind also zu er-
warten.

Betrachtet man die in Tabelle 13 wiedergegebenen Korrelationen der Grohandelspreise im Som-
mer 2000, iiberrascht es daher wenig, dass der Korrelationskoeffizient zwischen den Preisen zeitgleich
gehandelten Stroms nordlich des Path 15 und siidlich des Path 15 nicht den Wert 1 erreicht. Die hierzu
im Quadranten II (und Quadranten III) auf der Diagonalen gezeigten Korrelationskoeffizienten betref-
fen Produkte an unterschiedlichen Orten, die zu gleicher Zeit an denselben Marktinstitutionen gehan-
delt werden. Interessanterweise ist hier eine Zunahme der Korrelation der Preise nordlich und stidlich
des Path 15 an der CalPX zu beobachten: Die Werte fiir den Sommer 2000 liegen iiber den Werten fiir
den Sommer 1999. Auch bei den Dow-Jones-Preisen ist eine Zunahme des Korrelationskoeffizienten
zu vermelden. Bei den CAISO-Preisen hingegen nimmt der Korrelationskoeffizient ab: Offenbar
schlagen hier Netzrestriktionen in stirkerem Mafe als im Vorjahr zu Buche.

Tabelle 13: Strompreise in Kalifornien: Korrelationskoeffizienten (in Prozent) fiir Mai — September 1999 und

2000
Nordkalifornien Siidkalifornien

CalPX-Day- | CAISO-Real- | Dow-Jones - CalPX-Day- | CAISO-Real- | Dow-Jones-

ahead NP 152 Time NP 15 COBb ahead SP 15¢ Time SP 15 pvd

2000 | 1999 | 2000 | 1999 | 2000 { 1999 | 2000 | 1999 | 2000 | 1999 | 2000 | 1999
Nordkalifornien (QUADRANTI) (QUADRANT II)
CalPX-Day-
ahead NP 15 100 100 93 88
CAISO-Real-
Time NP 15 65 64 100 100 69 54 91 99
Dow-Jones-
COB 90 82 73 51 100 100 90 79 67 50 96 84
Siidkalifornien (QUADRANT I1I) (QUADRANT IV)
CalPX-Day-
ahead SP 15 93 88 100 100
CAISO-Real-
Time SP 15 61 64 91 99 69 55 100 100
Dow-Jones-PV 86 65 69 42 96 84 92 70 66 43 100 100

aNordlich des Path 15. — bCalifornia-Oregon Border. — €Siidlich des Path 15. — dPalo Verde.
Quelle: CalPX (2000d: Tabelle 10).

Nicht alle Inhomogenitéten sind jedoch technisch bedingt und rdumlicher Natur. Vielmehr sind
auch institutionelle Faktoren fiir Inhomogenititen verantwortlich. Die Korrelation zwischen den Prei-
sen fiir Strom, der an dhnlichen Orten, aber iiber unterschiedliche Handelsinstitutionen gehandelt wird,
nimmt zwar zu. Betrachtet man beispielsweise die im ersten Quadranten angegebenen Werte fiir den
Handel von Strom in Nordkalifornien, nehmen alle einzelnen Korrelationskoeffizienten zu. Gleiches



48

gilt fiir die im Quadranten IV wiedergegebenen Werte fiir den siidkalifornischen Handel. Allerdings:
Die betreffenden Korrelationskoeffizienten liegen fast durchgingig unter denen auf der Diagonale im
II. und III. Quadranten. Das heilt, gemessen am Korrelationskoeffizienten weichen die Preisentwick-
lungen fiir den physikalisch gleichen Strom an unterschiedlichen Handelsinstitutionen stiirker vonein-
ander ab, als dies bei Strom an unterschiedlichen Orten (der physikalisch nicht identisch ist) an den-
selben Handelsinstitutionen der Fall ist. Der Grad der institutionellen Inhomogenitiit ist also, gemessen
an den Korrelationskoeffizienten, zumindest ebenso grof3 wie der der raumlich bedingten.

Dieser Umstand deutet darauf hin, dass dasselbe physische Gut ,,Strom* an den verschiedenen Han-
delsinstitutionen einen fiir die Akteure sehr unterschiedlichen Wert besitzt. Vornehmlich zwei Ursa-
chen bieten sich als Erkldarung an (die Betrachtung sei im Folgenden auf die CalPX- und CAISO-
Preise beschrinkt):

Zum einen betrifft der Handel an den unterschiedlichen Institutionen unterschiedliche Zeithorizonte.
Zwar werden physikalisch identische Strommengen gehandelt, der Handel aber zu unterschiedlichen
Zeitpunkten abgeschlossen. Konkret beziehen sich beispielsweise die CalPX-Preise auf die Day-
ahead-Planungsperiode, die CAISO-Real-Time-Preise auf die Preise fiir die extrem kurzfristige Pla-
nungsperiode des Ausgleichshandels und werden erst ex post ermittelt. Dass die Preise dieser beiden
Planungsperioden nicht voll identisch sind, ist angesichts der immanenten Prognoseunsicherheiten
grundsitzlich nicht iiberraschend. Im Grundsatz kann der im Ausgleichshandel geltende Real-Time
Preis sowohl unter als auch tiber dem Day-ahead-Preis liegen, ohne dass dies ein Indikator fiir etwaige
Ineffizienzen sein muss.

Zum anderen ist zu beachten, dass die Handelsregeln an den unterschiedlichen Institutionen auch in
anderer Hinsicht voneinander abweichen. Am augenfilligsten ist dies bei der Frage der Preisober-
grenze. An der CalPX existiert nur eine softwarebedingte Preisobergrenze von 2 500 DollaryMWh.
Beim CAISO-Handel hingegen wurde von Anfang an eine explizite (und von den Regulierern ge-
nehmigte) Preisobergrenze definiert.5¢ Diese betrug zunichst 250 Dollar/MWh37 und wurde zum 1.
Oktober 1999 auf 750 Dollar angehoben. Als Reaktion auf die preislichen Entwicklungen im Jahr
2000 wurde die Preisobergrenze mit Wirkung vom 1. Juli 2000 zunichst auf 500 Dollar und zum 7.
August wieder auf 250 Dollar gesenkt.

Dies kann beispielsweise dazu fiihren, dass Nachfrager in Spitzenlastperioden auf den CAISO-
Ausgleichshandel ausweichen und Anbieter eher am CalPX-Handel partizipieren mochten. Zwar ist
davon auszugehen, dass auf lange Frist die Preise dieser beiden Mirkte zusammenhingen. Auf kiirzere
Frist hingegen ist es durchaus plausibel, dass die unterschiedlichen Preisobergrenzen neben Mengenef-
fekten auch Preiseffekte in dem Sinne haben, dass die Preise am Ausgleichshandel des CAISO und am
Day-ahead-Markt der CalPX voneinander abweichen.

Neben diesen beiden organisierten Teilmérkten fiir Energielieferungen — CalPX und CAISO-Real-
Time-Markt — existieren noch die Mirkte fiir Netzhilfsdienstleistungen des CAISO, die sehr kom-
plexe Beziehungen zu den ,,normalen* Strommirkten aufweisen.

Hier ist insbesondere der Markt fiir Ersatzreserve (replacement reserve) von Interesse, auf den im
Folgenden zunichst eingegangen wird. In diesem Markt kontrahiert CAISO ex ante verfiigbare Reser-
vekapazititen in einem Umfang, wie er es angesichts der eigenen Prognosen fiir die Gesamtnachfrage

56 Dabei war auch die CAISO-Preisobergrenze zu Beginn der neuen Mirkte nur durch die Restriktionen der verwendeten
Software bedingt. Die FERC hat dem CAISO aber nach Umstellung der Software und Abschaffung der damit verbunde-
nen Preisrestriktion die Autoritit zur Neueinfiihrung einer Preisobergrenze eingeriumt, die dieser mit der Beibehaltung
der alten, vorher softwarebedingten Grenze in Héhe von 250 Dollar ausfiillte (CAISO 1999b: 29).

37 In shnlicher Weise besteht eine Preisobergrenze fiir Reservekapazitit. Die Preisobergrenze fiir Netzhilfsdienstleistungen
wurde erst nach den Ereignissen des 9. und 13. Juli 1998 eingefiihrt. An diesen Tagen wurden im Day-ahead-Markt fiir
Ersatzreserve Preise bis zu 9 999 Dollar/MWh erreicht (CAISO 1999b:1). Die Obergrenze wurde zunichst ebenfalls auf
250 Dollar/MWh festgelegt.
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fiir notwendig erachtet. Im Anschluss werden die Out-of-Market-Kédufe des CASIO und deren Pro-
blematik behandelt.

Gemeinsames Merkmal dieser beiden Handelsformen ist der Umstand, dass sie den Erzeugern
Mboglichkeiten bieten, ihre Erlose gegeniiber den ,,normalen* Mirkten zu erhéhen und insbesondere
die Preisobergrenze des CAISO zu umgehen.’8 Sie konnten daher unter Umstinden die bestehenden
Marktmachtpositionen Einzelner auf den kurzfristigen Mirkten verbessern bzw. deren Auswirkungen
auf das Preisniveau verstirken. Zu beachten ist jedoch, dass die Frage, ob und in welchem Ausmal}
Marktmachtpositionen auf den kurzfristigen Mirkten tiberhaupt existieren, entscheidend durch die ge-
gebenen Knappheiten bestimmt werden: Wenn Kraftwerke und Transportanlagen im Uberfluss vor-
handen wiren, wiren die Details der Mirkte fiir Netzhilfsdienstleistungen von weitaus geringerem In-
teresse.

2. Der Markt fiir Ersatzreserve und der Real-Time-Markt

Wettbewerbliche Strommairkte weisen gegeniiber anderen Mirkten einige Besonderheiten auf. Eine
wichtige Besonderheit leitet sich daraus ab, dass die individuelle Nachfrage kurzfristig nicht oder nur
in geringem AusmaB rationierbar ist. Im kalifornischen System hat CAISO im Interesse der System-
stabilitit faktisch die Versorgungspflicht fiir alle Strommengen, die iiber die individuell ex ante kon-
trahierten Volumen hinausgehen. Dieser Versorgungspflicht kommt CAISO mit einem komplexen Be-
schaffungssystem fiir Ausgleichsenergie und Netzhilfsdienstleistungen nach.

Wird dem CAISO im Rahmen der Day-ahead-Planung beispielsweise eine kontrahierte Gesamt-
nachfrage von 30 GW mitgeteilt, prognostiziert aber CAISO selbst eine Gesamtnachfrage von 35 GW,
so verbleiben CAISO zunichst zwei Moglichkeiten, auf die Gefahr der zu geringen Erzeugung und
damit des Systemzusammenbruchs zu reagieren:

— Er konnte sich darauf verlassen, im Rahmen des normalen Ausgleichshandels (Real-Time-Markt)
die erforderlichen Energiemengen beschaffen zu konnen.

— Hilt er dies fiir nicht machbar bzw. fiir zu unsicher, wird er im Rahmen der eigenen Day-ahead-
oder Hour-ahead-Planung zusitzliche Netzhilfsdienstleistungen und hierbei vor allem Ersatzreserve
akquirieren, weil er iiber diese kurzfristig akquirierten Kapazititen sicherer verfiigen kann als tiber
Kraftwerke im Rahmen des normalen Ausgleichshandels.

Tatsichlich stiitzt sich CAISO seit 1999 (CAISO 1999b: 25) in zunehmendem MaBe auf Ersatzre-
servekapazitéten als Antwort auf befiirchtete Engpisse in Echtzeit. Auch im Jahr 2000 kontrahierte er
angesichts der enormen prognostizierten und realisierten Nachfragemengen erhebliche zusitzliche
Mengen an Ersatzreserve.59;60

58 Dies gilt auch fiir die so genannten RMR (reliability-must-run)-Vertriige, die dem kleinrdumigen Engpassmanagement

dienen (Kumkar 2001b: 55-57).

Empirisch nimmt die Nachfrage des CAISO nach Ersatzreserve als Funktion der prognostizierten Systemnachfrage eine
exponentielle Form an (CalPX 2000d: Figure 76; FERC 2000c: 2-23). Aus den verfiigbaren Informationen ist nicht er-
sichtlich, nach welchen Kriterien bzw. Regeln der CAISO das Volumen der notwendigen Ersatzreserve bestimmt.
CAISO besitzt hier offenbar einen groflen Ermessensspielraum, der durchaus genutzt wird (vgl. die diesbeziiglichen
Hinweise auf Anderungen der Praxis in CAISO 1999b: 9). Es ist aber wohl davon auszugehen, dass das AusmaB der
Differenz zwischen prognostizierter Systemnachfrage und ex ante via Day-ahead- und Day-of-Planung angegebener Ge-
samteinspeisung den Umfang der Ersatzreserve wesentlich bestimmt. Die Empirie zeigt ergénzend, dass das AusmaB der
Differenz positiv und zunehmend mit der Gesamtnachfrage korreliert ist (FERC 2000c: Figure 2-15), was eine Erkli-
rung des exponentiellen Verlaufs der Ersatzreservefunktion bieten konnte.

59

60 Letztlich ist durch diese erhohte Akquirierung der Name ,Ersatzreserve” etwas irrefiihrend: Zwar wird weiterhin ein

Sockel an Ersatzreserve unveréndert als Ersatzreserve fiir den erwarteten Ausfall einzelner Anlagen vorgehalten. Im Fall
einer groBeren Differenz zwischen ex ante kontrahierten Energiemengen und prognostizierter Systemnachfrage fragt
CAISO jedoch weitaus mehr ,,Ersatzreserve nach, als dies den erwarteten Ausfillen entsprechen wiirde.
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Die Eigner der derart kontrahierten Erzeugungskapazititen erhalten fiir die Vorhaltung der Anlagen
eine fixe Zahlung. Dieser ,, Kapazititspreis* besitzt eine Preisobergrenze, die bis zum 1. Juli 2000
identisch mit dem fiir den normalen Ausgleichshandel, also dem Real-Time-Preis, war. Seit dem 1.
Juli betrégt er 100 Dollar/MW pro Vorhaltungsstunde. Wird die Erzeugung in diesen Kraftwerken tat-
sidchlich abgefordert, erhilt der Eigner zusitzlich maximal 250 Dollar pro erzeugte Megawattstunde
Strom als variable Zahlung (Energiepreis). Im Extremfall erhilt der Eigner somit einen Gesamtpreis
von 350 Dollar/MWh, also deutlich mehr als das, was er im normalen Ausgleichshandel erhalten
wiirde.

In der ersten Zeit der neuen Mirkte wurden die Kosten der Ersatzreserve anteilig auf alle Nachfra-
ger der Day-ahead-Planungsperiode umgelegt.%1 Dies galt fiir alle Kosten der Netzhilfsdienstleistun-
gen.62 Zum Januar 1999 wurde die Allokation der Kosten der Netzhilfsdienstleistungen dahingehend
gedndert, dass die Kosten grundsitzlich nach den tatsichlich gemessenen Nachfragemengen verteilt
werden (CAISO 1999b: 16). Fiir den Fall der Ersatzreserve trat zum August 1999 eine weitere wich-
tige Modifikation in Kraft: Seitdem werden die durch die Ersatzreserve verursachten Mehrkosten an-
teilig nur auf diejenigen Strommengen umgelegt, die via Ausgleichshandel gehandelt werden, also auf
die Nachfrage, die aus dem Ausgleichshandel befriedigt wird, und auf die Angebotsmengen, die die ex
ante geplanten Erzeugungsmengen unterschreiten (CAISO 2000b: 21). Im Ergebnis konstituieren
diese Zurechnungsmodalititen seit August eine Strafgebiihr fiir diejenigen Nachfrager, die ihre tat-
sdchlichen Lieferungen nicht vollstindig ex ante via CalPX oder bilaterale Vertrige kontrahieren.
Gleichzeitig wird eine Strafgebiihr fiir diejenigen Einspeiser geschaffen, die, aus welchen Griinden
auch immer, weniger einspeisen, als sie ex ante kontrahiert haben.

Von Interesse ist, welche Anreizwirkungen die Existenz dieses Markts hat und welche Preis- und
Mengenwirkungen auf den ,,normalen” Stromterminhandel etwa via CalPX auftreten kdnnen. Betrach-
tet man zunédchst die Anreize fiir die Anbieter, so ist offenkundig, dass es in Zeiten hoher Nachfrage
fiir bestimmte Erzeuger rational sein kann, dem CalPX-Markt ihren Strom ,,vorzuenthalten* und ihre
Kapazititen stattdessen im Rahmen der Ersatzreserveauktionen des CAISO anzubieten. Im Hinter-
grund liegt die Bestimmung, dass sie im Fall der Beriicksichtigung in der CalPX Einspeisungsplanung
nicht mehr am Netzhilfsdienstleistungsmarkt partizipieren diirften. Dieser letztgenannte Markt ist aber
in Zeiten hoher Nachfrage fiir Anbieter sehr attraktiv: Im Fall des Zuschlags in dieser Auktion erhalten
sie den Kapazititspreis und ggf. einen Energiepreis. Falls sie nicht den Zuschlag bekommen, besteht
immer noch die Chance, dass sie ihren Strom via normalen Ausgleichshandel verkaufen kénnen. Da-
her besteht auf der Anbieterseite die Tendenz, bei Ausweitung der von CAISO nachgefragten Mengen
an Ersatzreserve die Angebotsmengen auf dem CalPX-Markt zu verringern bzw. die Angebotspreise
zu erhohen.

Zu beachten ist, dass dieser Effekt eine Selbstverstirkung aufweist. Nehmen wir an, ohne Ersatzre-
serve bestlinde eine Differenz zwischen ex ante kontrahierter Energiemenge und prognostizierter Sy-
stemnachfrage in Hohe von 5 000 MW. CAISO erwige daher, Ersatzreserve in Hohe dieser 5 000
MW zu kaufen. Diese von ihm offenbarte Nachfrage nach Ersatzreserve wird aber das Angebot auf
den CalPX-Mirkten reduzieren. Damit steigt die Differenz von 5 000 MW auf beispielsweise 7 000
MW, so dass CAISO mebhr als die anfinglich erwogene Ersatzreserve in Hohe von 5 000 MW beschaf-
fen miisste. Diese Selbstverstiarkungstendenz scheint gerade im Sommer 2000 empirisch relevant ge-

61 Genauer: die fixen Kosten, d.h. dic Summe der Kapazititszahlungen. Die variablen Kosten, d.h. die Summe der Ener-
giezahlungen, wurden im Rahmen des normalen Ausgleichshandels auf alle Nachfrager nach Ausgleichsenergie umge-
legt.

62 Ein Nachfrager, der seine Nachfragemenge exakt per Termin kontrahierte, wurde also stdrker an den Kosten beteiligt als
ein Nachfrager, der seine Nachfrage teilweise oder vollstindig per Ausgleichshandel befriedigte, also ,,unterkontrahier-
te*.
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wesen zu sein (CAISO 2000a: 31): Mit etwas Verzogerung stieg jeweils nach Tagen der Ausweitung
der Ersatzreservemengen die Differenz zwischen ex ante kontrahierten Mengen und tatséchlichen
Mengen.

Verstirkt wird die Tendenz der sinkenden Angebotsmengen auf den CalPX-Mirkten zusitzlich
durch die im August 1999 geinderten Zurechnungsmodalitidten. Da die Strafzahlung fiir Einspeiser auf
alle Strommengen anfallen, die zwar ex ante kontrahiert, aber in Echtzeit nicht geliefert wurden, birgt
eine Ex-ante-Kontrahierung die Gefahr zusitzlicher Kosten, wenn etwa ein Kraftwerk wegen techni-
scher Probleme kurzfristig ausfillt. Folglich werden gerade Besitzer alterer Kraftwerke weniger ex
ante kontrahieren, sondern eher auf den CAISO-Mirkten operieren.

Anzumerken ist, dass diese Angebotsreduktionen auf den CalPX-Mirkten nicht notwendig auf
Marktmachtverhalten zuriickzufiihren sind, sondern Ergebnis eines normalen Verhaltens selbst eines
gewinnorientierten Preisnehmers sein kdnnen.

Die Anreize auf der Nachfragerseite sind etwas komplexer. Die anfingliche Allokation der Kosten
implizierte bei den Nachfragern Anreize, verstiarkt via CAISO und nicht via CalPX oder bilaterale
Vertrige zu handeln. Die Nachfragemengen bzw. die Nachfragepreise auf den CalPX-Mirkten werden
durch die Anreize tendenziell gesenkt. Die Nachfrager wurden ja mit den zusitzlichen Kosten der Er-
satzreserve nicht belastetet, wenn sie ihre Nachfrage erst in Echtzeit entfalteten, also ihren Strom per
Ausgleichshandel kauften. Diese Anreizwirkungen auf der Nachfrageseite waren Anlass fiir CAISO,
die bereite erwdhnten Anderungen der Allokationsregeln fiir die Kosten der Ersatzreserve vorzuneh-
men.

Der Anreiz fiir Nachfrager, auf den CAISO-Handel auszuweichen, ist seitdem beseitigt, mittlerweile
sogar in sein Gegenteil verkehrt: Die erste Anderung hin zu einer Allokation der Kosten nach der tat-
sdchlich gemessenen Nachfragemenge beseitigte in der Tat die Anreize der Nachfrager, auf den Aus-
gleichshandel anstelle des CalPX-Handels auszuweichen. Die zweite Anderung bedeutete eine Ver-
stirkung dieser Nachfrageausweitung auf dem CalPX-Markt und impliziert sogar eine scheinbare Be-
vorzugung des CalPX-Handels gegeniiber dem Ausgleichshandel. Diese Bevorzugung kann grund-
sdtzlich addquat sein: Wenn ndmlich beriicksichtigt wird, dass Ersatzreserve gegeniiber dem normalen
Handel mit zusitzlichen Kosten verbunden ist und diese Kosten daher rithren, dass eine Differenz zwi-
schen ex ante kontrahierter Energiemenge und prognostizierter Systemnachfrage besteht, dann kann es
sinnvoll sein, diese Kosten verursachergerecht zuzuweisen. Und als Verursacher kommen vornehmlich
jene Akteure in Betracht, die ihre Nachfragemengen nicht via CalPX oder bilaterale Vertrige, sondern
via CAISO akquirieren. Insofern scheint die neue Allokationsregel fiir die Kosten auf der Nachfrage-
seite sachgerecht zu sein.

Kommen wir nach dieser getrennten Betrachtung der Angebots- und Nachfrageeffekte zu den ge-
samten Preis- und Mengeneffekten. Diese haben sich durch die Anderung der Zurechnungsmodalititen
geidndert. Anfangs reduzierte eine Ausweitung der CAISO-Nachfrage nach Ersatzreserve sowohl das
Angebot als auch die Nachfrage auf den CalPX-Mirkten. Der Mengeneffekt auf die CalPX-Mirkte
war insofern eindeutig negativ, tendenziell wanderte sowohl Nachfrage als auch Angebot aus den
Day-ahead- und Day-of-Mirkten auf die CAISO-Mirkte. Der Preiseffekt hingegen ist nicht eindeutig
gewesen.

Nach Anderung der Zurechnungsmodalititen ist der Preiseffekt eindeutig: Auf den CalPX-Mdrkten
geht das Angebot zuriick und die Nachfrage steigt. Damit ist klar, dass eine Ausweitung der CAISO-
Nachfrage nach Ersatzreserve tendenziell die Preise auf den CalPX-Mirkten erhoht. Diese Preiswir-
kung auf den CalPX-Mairkten ist intuitiv plausibel: Durch die Erhshung der effektiven Preise auf dem
Ausgleichsmarkt (die Nachfrager zahlen den Ausgleichspreis plus ihren Anteil an den Kosten der Er-
satzreserve) werden tendenziell auch die Preise auf dem CalPX-Markt erhéht.

Die Mengeneffekte sind hingegen nicht eindeutig. Zwar beabsichtigte CAISO durch die gednderte
Zuweisung der Kosten (bzw. der dadurch bewirkten besseren Internalisierung externer Kosten) eine
~ Verringerung der via Ausgleichshandel gehandelten Mengen. Von der Nachfrageseite her ist dies un-
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ter normalen Umstidnden auch zu erreichen. Beriicksichtigt man allerdings, dass das Angebot in Zeiten
hoher Nachfrage extrem preiselastisch ist, dann kann im Regelfall wohl auch von einer Mengenreduk-
tion auf den Terminmirkten ausgegangen werden. Verstiarkt wird diese Vermutung durch ein weiteres
Merkmal der derzeit existierenden Auktionsregeln der CalPX und -des CAISO: CAISO akzeptierte
aufgrund der Preisobergrenze beispielsweise im Frithsommer 2000 keine inkrementalen Gebote der
Erzeuger iiber 750 Dollar. Die CalPX-Regeln wiederum schrieben vor, dass die von ihr weitergegebe-
nen inkrementalen Gebote grofier oder gleich dem marktraumenden PX-Preis sein miissen.

Das impliziert aber, dass ein Nachfrager auf keinen Fall einen CalPX-Preis von iiber 750 Dollar
wiinschen kann. In diesem Fall wiirden ndmlich keinerlei inkrementale Gebote von CalPX an CAISO
Beriicksichtigung im CAISO-Engpassmanagement finden. Da CalPX einen iiberragenden Anteil am
Gesamthandel hat, stiinden CAISO in diesem Fall kaum Gebote fiir das Engpassmanagement zur
Verfiigung. Das Ergebnis wiren enorme Netzengpassgebiihren, da CAISO im Fall von Netzengpissen
die inkrementalen und dekrementalen Gebote zur Ermittlung eben dieser Netzengpassgebiihren nutzt.
Und das heiit wiederum, dass die restringierten PX-Preise (die sich aus dem marktriumenden PX-
Preis plus Netzengpassgebiihren ermitteln) extreme Hohen erreichen wiirden. Daher bestehen fiir die
Nachfrager starke Anreize, den marktriaumenden unrestringierten PX-Preis auf 750 Dollar nach oben
zu begrenzen. Rationale Nachfrager werden deshalb auf dem CalPX-Markt mit Preisen tiber 750 Dol-
lar nur geringe Mengen bieten. Die Nachfragefunktion auf den CalPX-Mirkten ist daher bei Preisen
iiber 750 Dollar sehr preisreagibel, im Extremfall horizontal. Dies wiederum begrenzt die Effekte der
theoretisch induzierten Nachfrageausweitung infolge der Zurechnungsmodalititen fiir die Kosten der
Ersatzreserve. Im Extremfall tritt iiberhaupt keine Nachfrageausweitung ein, da die Nachfrage bei 750
Dollar (bzw. mittlerweile bei 250 Dollar) horizontal verlauft.

Interessanterweise wirken diese Effekte zusammengenommen derart, dass die nominale Preisober-
grenze des CAISO in gewissem Ausmaf} auch als Preisobergrenze fiir den CalPX-Handel dient, ob-
wohl die effektive Preisobergrenze des CAISO in Zeiten hoher Nachfrage hoher liegt als die nominale
(da die Preise fiir die Ersatzreserve hinzukommen).

In Zeiten hoher Nachfrage besteht also eine Tendenz zur Handelsverlagerung aus dem Terminhan-
del via CalPX und bilaterale Vertrdge hin zum Handel via CAISO, und hieran haben die geédnderten
Zurechnungsmodalitiiten des CAISO nichts Wesentliches geiindert. Zur Begrenzung dieses negativen
Mengeneffekts bei einer Ausweitung der CAISO-Nachfrage nach Ersatzreserve miissten die Auktions-
regeln dahingehend geindert werden, dass inkrementale und dekrementale Gebote unabhiingig von der
Hohe des marktrdumenden unrestringierten CalPX-Preises abgegeben werden kdnnen. Dann wire zu
erwarten, dass die CalPX-Preise in Zeiten hoher Nachfrage nicht bei der nominalen CAISO-Preisober-
grenze in Hohe von derzeit 250 Dollar begrenzt werden, sondern in Hoéhe der effektiven CAISO-
Preisobergrenze von 350 Dollar. Der negative Mengeneffekt wire in diesem Fall geringer, gleich null
oder sogar negativ.

Die Effizienz der Anderung der Zurechnungsmodalititen bei einer Ausweitung der Ersatzreserven
ist daher unter den derzeitigen Auktionsregeln umstritten: Zwar senken sie Externalititenprobleme und
erhohen hierdurch tendenziell die Nachfrage auf den Terminmirkten; auf der anderen Seite erhdhen
sie die Kosten des Bezugs auf dem Ausgleichsmarkt und verringern somit die Substitutionalitidt der
verschiedenen Energiemirkte fiir die Nachfrager, wodurch sie in ineffizienter Weise preiserhohend
wirken (CAISO 1999b, 2000a, 2000b; Wolak 1999). Hinzu kommt, dass der Markt fiir Ersatzreserve
mit zunehmendem Volumen das Angebot auf den Terminmirkten verringert und hierdurch die Diffe-
renz zwischen ex ante kontrahierten Lieferungen und der tatsdchlichen Nachfrage erhoht.

Letztlich zeigt sich bei der genauen Betrachtung dieser Effekte dreierlei: Erstens wirken die Preis-
obergrenzen nicht allein auf die CAISO-Mirkte, sondern auch auf die CalPX-Mirkte (und generell auf
die anderen Mirkte) und begrenzen auch hier die Preise. Zweitens ist durch die Anderung der Zurech-
nungsmodalititen bei einer Ausweitung der Ersatzreserve in Zeiten hoher Nachfrage keinesfalls ein-
deutig eine Ausweitung der via CalPX gehandelten Menge zu erreichen. Tatséchlich kann die dort ge-
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handelte Menge sogar zuriickgehen und damit den Bedarf an CAISO-Handel erhdhen. Drittens sollte
die nominale Preisobergrenze des CAISO nicht tduschen: Selbst wenn sie fiir den Ausgleichshandel
bei 250 Dollar liegt, miissen die Nachfrager unter Umstéinden effektiv sehr viel mehr bezahlen, wenn
die Umlagen fiir die Netzhilfsdienstleistungen beriicksichtigt werden. Spiegelbildlich konnten die Er-
zeuger die Preisobergrenze umgehen, indem sie beispielsweise auf dem Markt fiir Ersatzreserve
agierten und hierdurch im Frithsommer 2000 einer effektiven Preisobergrenze von 1 500 statt 750
Dollar und spiter 350 statt 250 Dollar gegeniiberstanden.

3. Die Out-of-Market-Kiufe

Im letzten Abschnitt wurde darauf hingewiesen, dass CAISO im Rahmen der von ihm organisierten
Mirkte fiir Ausgleichsenergie und Netzhilfsdienstleistungen zunéchst zwei Mdoglichkeiten zur Verfii-
gung stehen, auf die Gefahr einer zu geringen Erzeugung zu antworten, d.h. auf die Gefahr eines Sy-
stemzusammenbruchs zu reagieren: Erstens kann er Energie im Rahmen des normalen Ausgleichshan-
dels beschaffen, zweitens kann er zusitzliche Ersatzreserve akquirieren.

Ihm verbleibt nach den Regeln des neuen kalifornischen Systems noch eine weitere Moglichkeit zur
Erfiillung seiner Versorgungspflicht fiir alle Strommengen, die iiber die individuell ex ante kontrahier-
ten Volumina hinausgehen: Gemeint sind so genannte Out-of-Market-Kiufe zusitzlicher Energiemen-
gen. Wenn CAISO befiirchtet oder bereits sicher ist, weder iiber Ersatzreserve oder iiber den normalen
Ausgleichsmarkt hinreichende Strommengen akquirieren zu kénnen, weicht er auf Anbieter auflerhalb
Kaliforniens und auBerhalb der normalen Mirkte aus. Von Bedeutung ist nun, dass diese Qut-of-Mar-
ket-Kiufe, die erst kurz vor dem tatsdchlichen Bedarf getitigt werden, keinerlei Preisobergrenze un-
terliegen.

Dies schafft im Fall sehr hoher Nachfrage im CAISO-Gebiet bemerkenswerte Anreize fiir
Stromanbieter: Nehmen wir an, ein Erzeugungsunternehmen verfiigt iiber freie Kapazititen, weill zu-
sdtzlich, dass die Nachfrage sehr hoch sein wird, und weif3 schlieB8lich auch, dass freie Transportka-
pazititen fiir den Export in einem benachbarten Bundesstaat vorhanden sind. Unter diesen Umsténden
kann es durchaus profitabel sein, im Rahmen der Day-ahead- oder Hour-ahead-Planung den (zunichst
ja nur virtuellen) Export des Stroms in den Nachbarstaat zu arrangieren. Dann stehen die Kapazititen
fiir den heimischen Ausgleichs- und Ersatzreservemarkt nicht mehr zur Verftigung und erhhen ten-
denziell die Knappheiten im CASIO-Gebiet. CAISO selbst wird dann unter Umsténden gezwungen
sein, diesen Strom aus dem ,,Ausland“ im Rahmen der Out-of-Market-Kiufe zu reimportieren.63 Da-
bei sind in der Realitéit durchaus Preise von 1 000 Dollar/MWh fiir Out-of-Market-Kédufe zu beobach-
ten gewesen.

Dieses Beispiel zeigt: Preisobergrenzen konnen in Wirklichkeit umgangen werden, solange sie nicht
fiir alle Teilmérkte identisch sind. Und der Ausweg aus diesem Dilemma kann fiir den CAISO nicht
einfach darin bestehen, die Preisobergrenze des normalen Ausgleichshandels auch auf die Out-of-
Market-Kéufe auszudehnen. Dies wire mit seiner Aufgabe im Rahmen der Sicherstellung der Sy-
stemstabilitdt vermutlich unvereinbar. Solange aber nicht alle Erzeuger zur Teilnahme an den heimi-
schen Mirkten gezwungen werden konnen, sondern frei darin sind, ihre Kapazititen entweder iiber-
haupt nicht anzubieten oder nur in anderen Regionen, bleibt CAISO wenig anderes iibrig, als auf
eventuell sehr teure Out-of-Market-Angebote zuriickzugreifen und seine sonst geltenden Preisober-
grenzen zu ignorieren. Andernfalls bliebe nur noch die Moglichkeit, die Nachfragemengen per geziel-
ten Lastabwurf zu drosseln. Dies ist jedoch eine wenig populdre Maflnahme und diirfte im Normalfall
keine wirkliche Alternative fiir CAISO darstellen.

63 pyr Belege, dass dies in Spitzenlastperioden relevant zu sein scheint, vgl. beispielsweise CAISO (2000a).
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Nicht ohne Bedeutung ist der Umstand, dass die Kosten des Out-of-Market-Handels auf alle Nach-
frager als Netznutzer umgelegt werden, also nicht nur auf diejenigen, die im Rahmen des Ausgleichs-
handels Strom kaufen (CalPX 2000d: 44). Die Allokation entspricht insofern der fiir die Kosten von
normalen Netzhilfsdienstleistungen (auler Teilen der Ersatzreserve). Diese Allokation senkt dhnlich
wie im bereits diskutierten Fall der Ersatzreserve tendenziell die Anreize fiir die Nachfrager im Grof3-
handel, ihre absehbare Nachfragemenge moglichst exakt auf den Terminmirkten, beispielsweise via
CalPX, zu akquirieren, verringert tendenziell auch das Angebot auf diesen Méarkten und wirkt insofern
nicht nur preiserh6hend auf allen Mirkten, sondern verringert auch den Umsatz auf den Terminmirk-
ten. Auch wegen der Out-of-Market-Kaufe gilt somit, dass trotz der nominellen Preisobergrenze fiir
die Erzeuger Anreize und Moglichkeiten bestehen, sie zu umgehen.

Deutlich wird auch, dass auf den ersten Blick sinnvoll erscheinende Mallnahmen, etwa die Defini-
tion einer Preisobergrenze zur Begrenzung vermeintlicher oder tatsdchlicher Marktmacht, nicht ein-
fach zu implementieren sind und gegebenenfalls sogar kontraproduktiv sein kénnen, wenn die Kosten
der hierdurch induzierten Handelsverzerrungen beriicksichtigt werden. Bei dieser Uberlegung ist noch
nicht bedacht, dass die gewihlte Preisobergrenze tatsichlich zu niedrig sein kann, selbst wenn derart
profitable ,,Reimportgeschifte® nicht mehr moglich wiren (etwa weil die FERC eine regional geltende
Preisobergrenze festgelegt hitte). Immerhin liegt eine Preisobergrenze von 250 Dollar/MWh deutlich
unter den variablen Erzeugungskosten, die in Abschnitt D.II fiir Spitzenlastkraftwerke unter den Be-
dingungen hoher Gas- und Zertifikatspreise genannt wurden. Zu niedrig gesetzte Preisobergrenzen auf
den GroBhandelsmirkten sind daher generell problematisch, kdnnen sie doch unter Umstidnden das
Angebot derart verknappen, dass Gefahren fiir die Systemstabilitit entstehen, obwohl ungenutzte Ka-
pazititen vorhanden wiren.64

\
4. Fazit: Marktmacht in Engpasssituationen, kurzfristige Miirkte und die Rolle der
Regulierung

Beiden diskutierten Problemen des Marktdesigns ist gemein, dass sie relevant werden, wenn der Netz-
betreiber CAISO Gefahren fiir die Systemstabilitit befiirchtet. In beiden Fillen versucht er, zusitzliche
Angebotsmengen zu beschaffen, um die befiirchtete reale Knappheit zu beseitigen. Exakt diese
Knappheitsperioden sind jedoch die Perioden, in denen Marktmachtprobleme bedeutsam werden kon-
nen, Dabei sinkt die Glaubwiirdigkeit der nominellen Preisobergrenzen, je mehr Erfahrung die Erzeu-
ger im Umgang mit dem CAISO haben. Wenn sie damit rechnen konnen, zusitzliche Zahlungen via
Bereitstellung von Ersatzreserve zu erhalten, wird dies ihre Bereitschaft reduzieren, ihren Strom via
normalen Stromhandel zu verkaufen. Ahnliches gilt fiir die Out-of-Market-Kéufe des CAISO.

Unabhingig von der Frage, ob einzelne Marktdesignprobleme vermeidbar wiren, ist Folgendes
festzuhalten: Inkrementale Verbesserungen 4ndern nichts daran, dass kurzfristige Mirkte mit kurzfri-
stig marktméchtigen Unternehmen diesen eine enorme Verhandlungsmacht geben. Zeiten hoher
Nachfrage schaffen somit gleichzeitig die Bedingungen fiir hohe Knappheitsrenten und fiir hohe
Marktmachtrenten, ohne dass diese ohne weiteres unterschieden werden konnen. Das gilt fiir die
,~hormalen Mirkte* der CalPX und des CAISO und fiir die Akquirierung von Netzhilfsdienstleistun-
gen.

Offenkundig muss die letztendliche Losung dieses Problems auch fiir den Bereich der Netzhilfs-
dienstleistungen vorsehen, dass die vorhandenen Kapazititen ausgebaut bzw. die Nachfragevolumina
verringert werden oder zumindest die Nachfrageelastizitdt deutlich erhoht wird. Fiir die Entschérfung
des Problems im Bereich der Netzhilfsdienstleistungen gibt es zwei Moglichkeiten:

64 Eine Frage ist, inwieweit die Erzeuger durch strategisches Verhalten auf eine Erh6hung von Preisobergrenzen hinwirken
konnen. Hierauf soll in diesem Beitrag jedoch nicht eingegangen werden.
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Entweder CAISO werden andere Akquisitionsmoglichkeiten eingerdumt, etwa mehr langfristige
Vertriige mit giinstigeren Bedingungen. Da es langfristige Vertréige sind, wire die Verhandlungsmacht
von CAISO tendenziell eher hoher, als es bislang der Fall ist.55

Oder es wird versucht, die Losung dieser Probleme auf die individuellen Akteure zuriickzuverla-
gern. Dies kann etwa darin bestehen, dass der Ausgleichshandel bewusst unattraktiv gemacht wird.
Man koénnte beispielsweise generell explizite Strafzahlungen fiir Nachfrager und Erzeuger schaffen,
die ihren Strom via Ausgleichshandel handeln (dies ist die Essenz der jiingsten Vorschlige des Market
Surveillance Committee des CAISO, vgl. CAISO 2000b). Ziel ist auch hier eine Verringerung des
Umfangs des kurzfristig organisierten Ausgleichshandels, der bislang nicht gekannte AusmaBe erreicht
hatte und der fiir die enormen Preissteigerungen mitverantwortlich gemacht wird. Im Unterschied zur
ersten Alternative wird bei dieser zweiten das gesamte Handelsvolumen (nicht allein das kurzfristige)
des CAISO reduziert.

Die letztgenannte MaBlnahme setzt darauf, dass stirker dezentrale Verhandlungen zwischen Nach-
fragern und Anbietern und ein groferer Anteil an Terminlieferungen die Effizienz erhohen und bes-
sere Konditionen fiir die Lieferungen zum Ergebnis haben. Generell baut sie auf eine stirker dezen-
trale Ausgestaltung des Stromhandels und auf eine Senkung der Bedeutung des zentral organisierten
CAISO-Handels.

In der Tat ist die Entwicklung des Umsatzes aus dem Ausgleichshandel ein Anzeichen dafiir, dass
die zentralen Mirkte nicht wie erwartet funktionieren: Die Gebotsdaten fiir den Sommer deuten in
Zeiten sehr hoher Nachfrage hiufig auf ein mit zunehmender Nachfrage zuriickgehendes Angebot im
Day-ahead-Markt der CalPX hin, was auf Ausweichreaktionen zuriickgefiihrt werden kann (CalPX
2000d: 51 ff.). Unter normalen Umstinden wiirde man hingegen erwarten, dass das Angebot bei zu-
nehmender Nachfrage eindeutig steigt.%¢ Generell war das Angebot auf den CalPX-Mirkten im Som-
mer 2000 wihrend der Spitzenlastperioden deutlich geringer als im Sommer 1999 (CalPX 2000d: 54
f.). Ein Beispiel mag dies illustrieren: Im Juli und August waren die Gebotsmengen allein der Strom-
hindler (bei einem Gebotspreis von 500 Dollar) um durchschnittlich 5§ 000 MW geringer (CalPX
2000d: 55). In der Spitze fiihrte dies dazu, dass beispielsweise am 16. Juni 2000 21 Prozent der tat-
sdchlichen Nachfrage nicht ex ante kontrahiert, sondern erst per Ausgleichshandel des CAISO gekauft
wurden (vgl. auch CAISO 2000a und FERC 2000c: 2-22).

Letztlich besagt dies nichts anderes, als dass die Nachfrager hoffen, ihren Strom kostengiinstiger in
Echtzeit beim CAISO kaufen zu konnen, und/oder die Erzeuger hoffen, ihren Strom teurer an den
CAISO verkaufen zu konnen, als dies bei der CalPX oder via bilaterale Vertrige moglich ist. Diese
Unterkontrahierung fiihrt jedoch letztlich zu erhthten Kosten fiir die Nachfrager, da die Unsicherhei-
ten des CAISO zunehmen und er damit tendenziell zu viel Ersatzreserve und evtl. auch zu grofle
Energiemengen im Rahmen der Out-of-Market-K#ufe akquiriert.

Hinter dieser Verknappung und den Preissteigerungen stehen selbstverstindlich die bereits behan-
delten echten Knappheiten und die damit verbundenen Knappheitsrenten. Es diirften aber auch
Marktmachtprobleme zunehmend relevant werden, die die preistreibenden Wirkungen verstirken. Und
die Erzeuger diirften nach gut zwei Jahren Erfahrungen mit den neuen Mérkten gelernt haben, Knapp-
heiten in hohere Gewinne umzusetzen. Die Schaffung der Preisobergrenzen fiihrte jedenfalls nicht zu
den erhofften Ergebnissen. Und in der Tat gibt es eine interessante Korrelation zwischen der Hohe der

65 Die Erfahrung mit den RMR-Vertrigen (Kumkar 2001b: 55-57) sollte aber hinreichende Warnung dafiir sein, nicht zu
schnell und zu viel von einem derartigen Vorgehen zu erwarten. Mittelfristig kann es aber eine durchaus Erfolg verspre-
chende Alternative zum alleinigen Setzen auf kurzfristige Auktionen sein.

66 Normalerweise ist zu erwarten, dass Erzeuger zum Beispiel die Wartungsarbeiten auf Zeiten geringerer Nachfrage legen

und daher das Angebot bei geringerer Systemnachfrage ein geringeres Ausmafl annimmt, aber das Angebot zunimmt,
wenn die Nachfrage zunimmt, da dann héhere Preise zu erwarten sind.
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Preisobergrenzen und den Exporten aus dem CASIO-Gebiet (FERC 2000c: 1 f.): Zeitgleich mit den im
Sommer 2000 vorgenommenen Reduzierungen der Preisobergrenzen des CAISO auf 500 Dollar und
dann auf 250 Dollar stiegen die Exporte aus dem CAISO-Gebiet an.

Die Preisobergrenze wird also umgangen: Schligt sich Marktmacht im Normalfall auch in einer Er-
hohung der Gebotspreise der Anbieter nieder, so schligt sie sich bei einer bindend werdenden Preis-
obergrenze allein in einer Zuriickhaltung von Kapazitdten nieder, die dann faktisch iiber den Umweg
der Out-of-Market-Kédufe ohne Preisobergrenze wieder in den Markt geboten werden. Zu einem guten
Teil diirfte also dieses Marktdesignproblem ein Glaubwiirdigkeitsproblem des CAISO sein, das darin
liegt, dass er sich den Anbietern gegeniiber bislang nicht glaubwiirdig darauf verpflichtet hat, die ei-
gene Preisobergrenze durchzusetzen.

Die betrachteten Probleme machen deutlich, dass es den ,perfekten Ex-ante-Entwurf fiir das
Marktdesign wohl nicht gibt: Im kalifornischen Fall gab es keine Vorgiingerinstitutionen fiir CalPX
und CAISO, keine Erfahrungen mit wettbewerblichen Mérkten — anders als in einigen anderen Re-
gionen der Vereinigten Staaten, in denen auf bestehenden Erzeugerpools aufgebaut werden konnte.
Anders auch als beispielsweise im norwegischen Fall, in dem die bereits bestehende Stromborse per
Regulierungsvorschrift fiir neue Teilnehmer gedffnet wurde (auch dort kommt es zu mitunter sehr
deutlichen Preissteigerungen auf den kurzfristigen Mirkten). Unter diesen Bedingungen ist es ent-
scheidend, dass die Entscheidungsstrukturen auf den organisierten Mirkten Flexibilitdt erlauben. Hier
bestehen im kalifornischen Fall offenkundige Defizite, die zum einen auf die Zusammensetzung des
jeweiligen Vorstands, zum anderen aber auch darauf zuriickzufiihren sind, dass viele Entscheidungen
vor ihrer Umsetzung der Zustimmung durch die FERC bediirfen. Auch dies ist mit zum Teil erhebli-
chen Verzdgerungen verbunden. Noch wichtiger als im Fall der CalPX scheint dies fiir den CAISO als
den monopolistischen Netzbetreiber und Veranstalter des Ausgleichshandels zu gelten.

Auch wenn damit klar ist, dass mit den neuen Mérkten in Kalifornien Neuland betreten wurde und
damit Fehler wohl unvermeidlich waren, bleibt festzuhalten, dass die Regulierungspolitik ihren Teil
dazu beigetragen haben diirfte, dass erkannte Fehler nur schwer zu beseitigen waren und sind. Sowohi
der kalifornische Gesetzgeber als auch die CPUC, in geringerem Maf} die FERC, waren malBgeblich
am Design der neuen Mirkte beteiligt; in weiten Teilen war das Marktdesign durch das Restrukturie-
rungsgesetz und die Entscheidungen der Regulierungskommissionen detailliert vorgegeben. Gerade
bei den CAISO-Mirkten als wichtigen Schnittstellen zwischen Stromangebot und Stromnachfrage
fiihrten die detaillierten Vorgaben mit dazu, dass notwendige Anpassungen nur mit erheblichen Ver-
zdgerungen umgesetzt werden konnten, weil die Entscheidungsstrukturen innerhalb des CAISO und
der generelle Genehmigungsvorbehalt fiir die Umsetzung von Entscheidungen die Flexibilitit deutlich
gesenkt haben diirften.

IV.  Regulierungsversagen auf der Nachfrageseite

In diesem Abschnitt wird der Frage nachgegangen, inwieweit auf der Nachfrageseite Probleme identi-
fiziert werden konnen, die zu den Preissteigerungen beigetragen haben oder die dafiir verantwortlich
sind, dass die Auswirkungen der Preissteigerungen grofler waren, als sie es hitten sein miissen. Ge-
fragt werden muss auch, welche Rolle hierbei die Regulierung spielt. Zu behandeln ist in diesem Zu-
sammenhang insbesondere die Vorschrift zur Zwangsteilnahme der alteingesessenen Stromunterneh-
men an der zentralen Stromborse CalPX. Hier geht es im Wesentlichen um die Frage, inwieweit diese
Vorschrift, die das Verhalten der IOU als Nachfrager auf dem GroBhandelsmarkt reguliert, die
Marktmachtpositionen der Anbieter absichert. Dariiber hinaus ist zu diskutieren, inwieweit die Regu-
lierung des Stromeinzelhandels fiir die derzeitigen Probleme verantwortlich gemacht werden kann.
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1. Verbot des Hedging auf den Gro$handelsmiirkten

a. Noch einmal: Marktmacht und kurzfristiger Handel

Die zu beobachtenden Strompreissteigerungen sind recht eindeutig auf die mit steigender Nachfrage
zuriickgehenden Reservemargen zuriickzufiihren. Dabei ist davon auszugehen, dass in Zeiten hoher
Knappheiten die Preise steigen sollten, schon um durch die induzierten Nachfragereduktionen System-
zusammenbriiche zu vermeiden. Es ist allerdings zusitzlich davon auszugehen, dass sich in den hohen
Preisen auch vorhandene Marktmachtpositionen niederschlagen.

Zwar konnte argumentiert werden, dass ein Marktmachtproblem in Kalifornien iiberhaupt nicht
existent sei. Immerhin ist, wie bereits in Abschnitt C.I.1 deutlich wurde, der Marktanteil der ehemali-
gen Monopolisten deutlich gesunken, die Marktkonzentration also vergleichsweise niedrig. Betrachtet
man die Marktanteile der Anbieter etwas genauer, zeigt Tabelle 14, dass keiner der Anbieter aktuell
iiber einen Anteil von mehr als 13 Prozent verfiigt, gemessen an den Anteilen der kalifornischen Er-
zeugungskapazitit. Wird beriicksichtigt, dass der in Kemkraftwerken erzeugte Strom via regulierte
Vertriage im Endeffekt an den Mirkten vorbei verkauft wird und in keinem Fall preisbestimmend sein
kann, verringert sich der Marktanteil des gréften Anbieters sogar auf unter 10 Prozent.

Tabelle 14: Kalifornische Erzeugungskapazitit nach Eigentiimern, Stand 22. Juni 2000

Unternehmen Kraftwerke ohne Kernkraft Kraftwerke insgesamt

MW Anteil (Prozent) MW Anteil
(Prozent)
PG&E 4 807,96 9,68 7 108,56 13,11
AES Corp./ Williams . 4708,51 9,48 4708,51 8,69
Reliant Energy 4 018,86 8,09 4 018,86 7,41
Duke Energy 2 763,50 5,57 2 763,50 5,10
Southern Energy Delta LLC 2 746,70 5,53 2 746,70 5,07
Dynergy Power/NRG Energy Inc. 2 089,70 4,21 2 089,70 3,86
USBR 1 822,10 3,67 1 822,10 3,36
LADWP 493420 3,19 4934,20 2,92
SCE 1 184,60 2,39 2 875,10 5,30
SMUD 863,60 1,74 863,60 1,59
Calpine Corporation 712,85 1,44 712,85 1,32
Sonstige 17 416,38 35,08 17 979,88 33,17
Insgesamt 49 651,96 54 206,56

Quelle: CEC (2000e); eigene Berechnungen.

Irrefithrend wiire es jedoch, hieraus zu/folgern, Marktmachtprobleme wiren nicht existent. Erstens
sind Kraftwerke von der Technologie her sehr unterschiedlich geeignet, die Preise bestimmen zu kon-
nen. Auch ein Teil der in Tabelle 14 in der Spalte ,Kraftwerke ohne Kernkraft“ enthaltenen Kraft-
werke sind in ihrer Erzeugung wirtschaftlich kaum steuerbar (beispielsweise Windenergieanlagen),
werden also auch kaum jemals die marktriumenden Preise in Kalifornien bestimmen. Dieses Problem
scheint jedoch vernachlidssigbar und éndert wenig an der Aussage, dass die Marktkonzentration relativ
niedrig ist.

Beriicksichtigt man allerdings den Umstand, dass bei hoher Nachfrage die Reservespanne sehr
klein, im Extremfall nahe null ist, dann kdnnen auch kleine Anbieter die Preise auf den Mirkten zu ih-
ren Gunsten beeinflussen. Nimmt man beispielsweise eine Situation an, in der die Reservespanne nur

-3 Prozent betrégt, dann kann beispielsweise der Erzeuger PG&E (aber auch zahlreiche kleinere, neue
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Anbieter) sehr wohl versuchen, die Knappheit zu erhéhen, indem er sein Angebot reduziert. Selbst
wenn beriicksichtigt wird, dass nicht jeder Preis iiber den variablen Kosten des Grenzanbieters
Marktmacht anzeigt (Kasten 1), muss vermutet werden, dass in Zeiten hoher Nachfrage Marktmacht
im kalifornischen System existiert und ausgeiibt wird.

Kasten I:  Marktmacht und Grenzproduktionskosten

Der Umstand, dass ein Preis iiber den variablen (buchhalterischen oder kostenrechnerischen) Produktionskosten des
Grenzanbieters liegt, besagt fiir sich genommen nicht, dass Marktmacht vorliegt:

Erstens gilt, dass ein Preis auch unter den Bedingungen vollstindiger Konkurrenz iiber den variablen Kosten des Grenzan-
bieters liegen kann, wenn Kapazititsengpisse bindend sind. In diesem Extremfall liegt der Schnittpunkt von Angebots- und
Nachfragefunktion im senkrechten Teil der Gesamtangebotsfunktion, und der marktriumende Preis wird durch die Gebote
der Nachfrageseite bestimmt. In diesem Fall konnen die Anbieterpreisgebote also durchaus bei den (buchhalterischen oder
kostenrechnerischen) Produktionskosten liegen und damit unter dem marktrdumenden Preis.?

Zweitens gilt in der Praxis, dass bei drohenden Kapazititsengpissen die wahren variablen Erzeugungskosten extrem stei-
gen. In dieser Situation wird ein Anbieter hohe Preisgebote abgeben, auch wenn er in intensivem Wettbewerb steht (in die-
sem Fall sind die normalen kostenrechnerischen Produktionskosten nur von geringem Erkenntniswert).

SchlieBlich gilt drittens, dass rationale Anbieter bei ihren Geboten nicht allein die direkten Grenzkosten ihrer Erzeugung
beriicksichtigen werden. Die wahren Grenzkosten werden nicht allein durch die Produktionsgrenzkosten bestimmt. Kon-
kret werden die Anbieter die Opportunititskosten beriicksichtigen, die ihnen beim Verkauf in Kalifornien entstiinden.
Wenn nun, aus welchem Grund auch immer, die Preise in anderen benachbarten Regionen sehr hoch sind, werden die An-
bieter ihre Gebote fiir den kalifornischen GroBhandelsmarkt auch unter diesem Gesichtspunkt festlegen, ohne dass dies fiir
sich genommen Marktmacht der betreffenden Anbieter anzeigt. -

3Aus diesem Grund miissen gerade bei kleinen Reservemargen, wie sie den kalifornischen Markt kennzeichnen, die bislang vorliegenden
Analysen vorhandener Marktmacht mit Vorsicht interpretiert werden. Diese Analysen (z.B. Joskow und Kahn 2000; Borenstein et al. 2000;
CAISO 2000b) messen Marktmachtauswirkungen auf die Preise durch die Differenz zwischen einem ,,competitive price benchmark* und
den realisierten Preisen. Dieses Konzept, das auch dem hiufig verwandten Lerner-Index zugrunde liegt, nimmt als ,,competitive price
benchmark" die Grenzerzeugungskosten des teuersten genutzten Kraftwerks.

Mittlerweile sind einige Analysen zu Marktmachtproblemen im kalifornischen GroBlhandelsmarkt
erschienen, die zwar in Details variieren, aber zusammengenommen diese Vermutung bestitigen:
Marktmacht scheint zwar in der iiberwiegenden Zeit kaum von Relevanz zu sein. In Zeiten sehr hoher
Nachfrage kann sie jedoch sehr wohl zu Preisverzerrungen nach oben fiihren.6” Und die Mirkte sind
seit dem Friihsommer 2000 durch eine durchgingig hohe Nachfrage gekennzeichnet, die durch ein
knappes Angebot an Wasserressourcen und hohe Ausfallraten der anderen Kraftwerke erginzt wird.

67 Fiir den Beobachter sind die Analysen der beim CAISO und der CalPX angesiedelten unabhingigen Marktbeobach-
tungskomitees bzw. -abteilungen von Interesse (z.B. CAISO 1999a, 2000a, 2000b, 2000c; CalPX 1998, 1999a, 1999b,
2000a, 2000b, 2000c, 2000d). Dariiber hinaus sei auf die offiziellen Stellungnahmen der amerikanischen und kaliforni-
schen Regulierungsbehérden und des DOE verwiesen (z.B. CPUC 2000a, 2000d, 2000e; DOE 2000b; EOB 2000; FERC
2000a, 2000b, 2000c, 2000d; Kahn und Lynch 2000). SchlieBlich widmen sich auch akademische Beitrdge seit gerau-
mer Zeit den Vorgingen in Kalifornien (z.B. Borenstein et al. 2000; Bushnell und Wolak 1999; Chandley et al. 2000;
Harvey und Hogan 2000b; Joskow und Kahn 2000). Insbesondere den offiziellen Stellungnahmen der Regulierer ist eine
bemerkenswerte Zuriickhaltung bei der Identifikation konkreter Ausiibungen von Marktmachtpositionen zu entnehmen.
Dies mag an der geringen empirischen Basis fiir die Analyse liegen, wird aber vermutlich auch damit zusammenhingen,
dass juristische Griinde gegen eine Identifikation konkreter Ausiibung von Marktmachtpositionen durch bestimmte Un-
ternehmen sprechen, wiirde sich doch in diesem Fall der Regulierer in direkten Handlungszwang begeben, konkret ge-
gen das jeweilige Unternehmen vorzugehen. Generell leidet die Aussagekraft derartiger Analysen derzeit durchgingig
daran, dass zahlreiche Daten etwa zum Gebotsverhalten der Erzeuger und GroB8hzndler vertraulicher Natur und daher
der Analyse kaum zuginglich sind. Letztlich hat allein die FERC die Kompetenz, die Daten aller relevanten Anbieter zu
erheben (Joskow und Kahn 2000: 3, 26). Selbst die CPUC hat nicht die Kompetenz, Informationen von Anbietern au-
Berhalb Kaliforniens zu erheben. Dies wire aber angesichts ihrer Bedeutung fiir die GroBhandelsaktivititen in Kalifor-
nien fiir eine vollstindige Analyse notwendig.
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Es ist also davon auszugehen, dass seit dem Frithsommer 2000 Marktmacht in signifikanter Héhe vor-
handen war und Auswirkungen auf die Marktergebnisse hatte.

‘Aus der Theorie ist bekannt, dass kapazititsrestringierter Wettbewerb, selbst wenn er in Form eines
reinen Preiswettbewerbs durchgefiihrt wird (Bertrand-Wettbewerb), zu héheren Preisen fiihrt, als man
sie normalerweise bei fehlenden Kapazititsrestriktionen erwarten wiirde. Je bindender die Kapazitiits-
restriktionen werden, umso hohere Preise sind zu erwarten. Wettbewerbliche Preise nach dem Lehr-
buchstandard konnen sich nur dann ergeben, wenn die Kapazitit eines jeden Anbieters problemlos
vom Markt genommen werden kann.

Konkret auf das kalifornische Beispiel angewandt, bedeutet dies:%8 Nur wenn bei den herrschenden
Preisen die aktuelle Nachfrage auch dann bedient werden kann, wenn PG&E als grofiter Anbieter sein
Angebot vollstindig aus dem Markt zieht, ist ein Preis zu erwarten, der dem normalen Bertrand-Preis
entspricht (Preis=Grenzkosten des teuersten Anbieters, der noch zum Zuge kommt). In jedem anderen
Fall kann PG&E die Preise auf dem Markt beeinflussen. Bei hinreichend geringer Nachfrage wird dies
seinen Gewinn (und den aller anderen Erzeuger) positiv beeinflussen. Unter den tatsichlichen Nach-
fragebedingungen des Sommers 2000 ist dann auch plausibel zu vermuten, dass nicht allein PG&E
Anreizen unterlag, die Preise nach oben zu beeinflussen, sondern auch andere Unternehmen hierfiir in
Frage kommen, da die aktuellen Reservespannen seit dem Frithsommer 2000 haufig in einem Bereich
unter 5 Prozent lagen.

Aus diesem Grund ist es auch nicht iiberraschend, wenn eine Analyse der Compliance Unit der
CalPX (CalPX 2000d: 62 ff.) zeigt, dass es nicht die dominanten Anbieter gibt, die die Preise setzen,
indem sie das Angebot strategisch verknappen. Anders als etwa im englisch/walisischen Modell, das
lange Zeit durch zwei dominante Anbieter gekennzeichnet war, wechseln in Kalifornien sehr hiufig
die einzelnen Anbieter und Anbietergruppen, die die preisbestimmenden Grenzgebote abgeben.

Deutlich wird somit, dass bei sehr hoher Nachfrage auch relativ kleine Anbieter in der Lage sind,
die Preise auf den CalPX- und CAISO-Mirkten nach oben hin zu beeinflussen. Und seit dem Friih-
sommer 2000 konnten auch Anbieter aus anderen Bundesstaaten an dieser Situation nichts entschei-
dend 4ndern, da auch sie kaum iiber freie Kapazititen verfiigten. Das allein ist noch kein Grund zur
Besorgnis. Marktmacht diirfte in der Praxis in fast allen Mérkten vorliegen in dem Sinne, dass einzelne
Anbieter in der Lage sind, Preise zu beeinflussen. Entscheidend ist hingegen, dass die Auswirkungen
der Marktmacht unter den gegenwirtigen Bedingungen des kalifornischen Strommarkts erheblich zu
sein scheinen. Das liegt daran, dass sowohl die Angebots- als auch die Nachfrageelastizitit in den
Mirkten extrem niedrig ist:

Die Angebotselastizitdt anderer Anbieter im Strommarkt entscheidet dariiber, ob der betreffende
Anbieter Preissetzungsspielrdume nach oben hat oder ob andere Anbieter bei geringen Preiserh6hun-
gen bereit und in der Lage sind, ihre Mengen deutlich zu erhthen. In diesem Fall einer hohen Preis-
elastizitit der anderen Anbieter ist der Versuch eines einzelnen Anbieters, seinen Gewinn durch An-
gebotsverknappung zu erhohen, selten von Erfolg gekront. Dieser Fall scheint jedoch in Spitzen-
lastphasen nicht relevant zu sein: Die Angebotselastizitit der anderen Anbieter ist als nur gering anzu-
nehmen.

Ahnliches gilt auch fiir die Nachfrageelastizitat, die als kurzfristig sehr klein einzuschiitzen ist.
Hierauf wird im néchsten Abschnitt unter dem Gesichtspunkt der Nachfrageelastizitit auf kurz- und
langfristigen GroBhandelsmirkten und in Abschnitt D.IV.2 unter dem Gesichtspunkt der Endnachfra-
geelastizitit und deren Zusammenhinge mit der Endpreisregulierung ausfiihrlicher eingegangen.

68 Die Darstellung ist sehr vereinfacht. Tatsichlich ist die von CalPX veranstaltete Bérse nicht durch einen reinen Preis-
wettbewerb gekennzeichnet, sondern durch den Wettbewerb mit Angebotsfunktionen. Die Beriicksichtigung dieser
Komplikation wiirde die generelle Aussage, dass bei hoher Nachfrage Preise iiber Grenzkosten zu erwarten sind, aber
nur verstirken.
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b. Marktmacht und lingerfristiger Handel

Die Marktergebnisse auf den kurzfristigen Mirkten in Kalifornien sind auch in diesem Licht wenig
iiberraschend und bestitigen, dass hohe Nachfrage unter den kalifornischen Bedingungen zu deutli-
chen Strompreissteigerungen auf den kurzfristigen Mirkten fithren muss. Die Frage, die sich unmittel-
bar anschlieft, lautet, welche Moglichkeiten fiir die Nachfrager zur Verfiigung stehen, um sich vor
diesen Preissteigerungen zu schiitzen.

Hierzu sei die Nachfrage etwas genauer betrachtet. Faktisch ist der iiberwiegende Teil der Endnach-
frager bis heute vor den Preisentwicklungen auf den GroBhandelsmirkten umfassend geschiitzt: Die
Belieferung der Kunden von SCE und PG&E unterliegt immer noch der zu Beginn der Reformen
etablierten Preisregulierung, die eine Preisobergrenze in Hohe der Preise vom 10. Juni 1996 (minus 10
Prozent fiir kleinere Kunden) vorsieht.59 Die Endkunden von SCE und PG&E unterliegen also keiner-
lei Anreizen, sich selbst vor Preissteigerungen zu schiitzen. Dies hat bereits der Gesetzgeber fiir sie
erledigt.

Von Interesse ist hierbei natiirlich, zu wessen Lasten dieser Schutz der Endkunden von SCE und
PG&E geht; irgendeine Partei muss ja die hohen Kosten des GroBhandelsstroms bezahlen. Zur Beant-
wortung dieser Frage sei zunichst die Situation vor den Preissteigerungen seit dem Sommer 2000 be-
trachtet: Die positive Differenz zwischen den niedrigen Grofhandelspreisen und der durch die Preis-
obergrenze definierten maximalen Energiekomponente der Endkundenpreise floss als CTC in ein
Konto, aus dem die ,,stranded costs* des jeweiligen Unternehmens bezahlt wurden. Insofern hatten die
alteingesessenen Unternehmen PG&E und SCE ein ausgeprigtes Interesse an niedrigen GroBhandels-
preisen. Nur diese erlaubten eine ziigige Finanzierung der ,,stranded costs* (auf den Fall SDG&E wird
anschliefend eingegangen). Letztlich ging die Differenz also bis zum Sommer 2000 zu Gunsten von
PG&E und SCE. Daran hat sich im Prinzip nichts geéndert, nur dass die Differenz seitdem negativ ist.
Die hohen GroBhandelspreise gehen also mittlerweile zu Lasten von PG&E und SCE.”0

PG&E und SCE sind also, zumindest solange ihre Endkundenpreise der Preisobergrenze unterlie-
gen, starken Anreizen ausgesetzt, sich gegen die hohen Preise abzusichern.”! Im Prinzip kénnte erwar-
tet werden, dass sie ihre Strombeziige auf dem Grofhandelsmarkt via lidngerfristige Terminvertrige
oder Terminkontrakte abgesichert haben, da die Knappheiten fiir sie nicht ganz unerwartet gekommen
sein konnen. Dieses Hedging wire vermutlich rational gewesen, weil die ldngerfristigen Terminpreise
bis zum Sommer 2000 recht niedrig waren und die Finanzierung der ,,stranded costs* via CTC sicher-
gestellt hitten. Normale Risikoaversionsgriinde hitten also auf der Nachfrageseite Anreize zum Ab-
schluss derartiger Vertrige geschaffen. Auflerdem ist aus der Theorie bekannt, dass die Existenz von
Terminvertriigen einen preissenkenden Einfluss auf die kurzfristigen Mérkte ausiiben kann.”2 Auch
dies hitte den IOU Anreize gegeben, ldngerfristige Terminvertrdge zu schlielen.

69 Hieran hat sich durch die geringfiigige Anhebung dieser Preisobergrenze durch die CPUC im Januar 2001 nichts We-
sentliches gelindert.

70 Egs ist eine Ironie der Entwicklungen seit 1996, dass die jiingst deutlich gestiegenen Preise auf der GroBhandelsebene
auch diejenigen kalifornischen Kraftwerke als hochst profitabel erscheinen lassen konnten, die zu Beginn der Reformen
als unwirtschaftlich eingeschitzt wurden. Allerdings sind diese Kraftwerke mittlerweile, dem Willen des Gesetzgebers
folgend, zu einem groBen Teil verkauft worden. Die jetzt hiermit zu realisierenden Gewinne flieBen den neuen Eignern
zu, withrend die vorher ermitteiten ,,stranded costs* via CTC von den Endkunden zum groBien Teil bereits bezahlt wor-
den sind. Letztlich fand somit — ex post betrachtet — eine wohl nicht unbetrichtliche Umverteilung zwischen Endkun-
den und den neuen Erzeugern statt.

71 Dies galt bis zum Sommer 1999 auch fiir SDG&E. Seit Wegfall ihrer urspriinglichen Preisobergrenze diirfte sich dieser
Anreiz deutlich reduziert haben.

72 Die Existenz ldngerfristiger Terminvertriage hat, vereinfacht formuliert, einen Einfluss auf das Gebotsverhalten der An-
bieter auf den kurzfristigen Mirkten: Sie bieten aggressiver, weil langerfristige Vertrige die relevanten Grenzertrige zu-
sdtzlicher (auf den kiirzerfristigen Mirkten verkauften) Mengen erh6hen. Bei gegebenen Grenzkosten werden also An-
bieter, die einen Teil ihrer Erzeugungsmengen bereits zu festen Preisen auf Termin verkauft haben, groBere Mengen
(oder identische Mengen zu geringeren Preisen) anbieten als Anbieter, die noch keine Menge auf Termin verkauft ha-
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Das allein erklirt aber noch nicht, warum die Anbieter vermutlich bereit gewesen wiren, derartige
Vertrige zu schlieBen. Immerhin miissten sie um diese Zusammenhinge wissen und hitten insofern
mdglicherweise keine Terminvertrige schlieBen wollen. Aber: Den Anbietern stehen die alteingeses-
senen Unternehmen als groBe Nachfrager auf dem GroBhandelsmarkt gegeniiber. Insofern kann wohl
davon ausgegangen werden, dass auch die Nachfrager iiber ein gewisses Ausmafl an Verhandlungs-
macht verfiigen. Auf den kurzfristigen Méarkten konnen sie diese Verhandlungsmacht kaum ausnutzen.
Auf den lingerfristigen Mérkten muss und wird dies nicht so sein. Da sie somit als Nachfrager auf die-
sen Terminmirkten eine stirkere Verhandlungsmacht als auf den kurzfristigen Mirkten haben, kann
vermutet werden, dass sie fiir sich vorteilhafte Terminvertridge hitten schlieen kénnen (idhnlich:
Wolak 1999 und CAISO 2000b).

Mit anderen Worten: Die Marktmacht der Anbieter resultiert wesentlich aus der kurzfristig inelasti-
schen Nachfrage. Auf den Terminmirkten hingegen ist die Nachfrage sehr viel preiselastischer, die
Marktmacht der Anbieter also niedriger. Aus diesem Grund kann vermutet werden, dass die Anbieter
sich in dem klassischen wettbewerblichen Gefangenendilemma befinden: Zwar wiirden sie sich alle
besser stellen, wenn keiner einen lingerfristigen Vertrag mit den Nachfragern auf dem GroBhandels-
markt schlieBen wiirde. Solange sie aber kein glaubwiirdiges Kartell schlieBen konnen, unterliegen sie
individuell Anreizen zum Abschluss derartiger Vertrige.”3 Es kann also vermutet werden, dass linger-
fristige Terminmirkte in der Lage sind, die Effizienz auf den kiirzerfristigen Markten und damit gene-
rell im Stromhandel zu erhéhen. Tatsdchlich wurden aber derartige Absicherungsvertrige (hedging)
nicht geschlossen.

Die Frage, warum die Nachfrager dies unterlie3en, ist einfach zu beantworten: Sie durften es nicht.
Die drei groBen alteingesessenen Unternehmen wurden durch die CPUC und den Gesetzgeber dazu
verpflichtet, ihren gesamten Strombedarf fiir die Belieferung ihrer Endkunden via CalPX zu decken.
Diese Bezugspflicht implizierte in der Auslegung der CPUC, dass die Endverkaufsunternehmen nur
am Day-ahead- und Day-of-Markt der CalPX partizipieren durften. Selbst als CalPX in 1999 den
Markt fiir ,,block forwards* als ldngerfristigen Terminmarkt schuf, waren die drei alteingesessenen
Unternehmen von diesem neuen Markt ausgeschlossen. Sie standen also im Frithsommer 2000 den
Preissteigerungen etwas hilflos gegeniiber:

— Auf der einen Seite verfiigten sie kaum noch iiber eigene Kraftwerke, konnten also als Anbieter von
den hohen Preisen kaum profitieren, konnten aber als Anbieter die Preiserh6hungen auch nicht we-
sentlich begrenzen (SDG&E ist aufgrund ihrer vernachldssigbaren Kapazitit in Tabelle 14 gar nicht
ausgewiesen, SCE liegt an neunter Stelle der Erzeugungsunternehmen (ohne Kernkraft)). Die unab-
hingigen Erzeuger sind hingegen die grolen Gewinner der Preissteigerungen.

— Auf der anderen Seite verschlechtern die hohen Preise die Gewinnsituation als Endverkaufsunter-
nehmen: Sie verhindern faktisch die Erhebung der CTC und damit die Erstattung der ,stranded
costs®. Erinnert sei in diesem Zusammenhang daran, dass PG&E und SCE nur noch bis zum 31.
Dezember 2001 Zeit haben, die CTC zu erheben. Alle Betrige an ,stranded costs®, die zu diesem
Zeitpunkt noch offen sind, wiren endgiiltig uneinbringlich. Doch dies ist nicht das einzige Problem:
Selbst wenn sie die ,,stranded costs® als faktisch abgeschrieben betrachten wiirden, sind ihre Preise,
wenn es nach den Buchstaben des Restrukturierungsgesetzes von 1996 geht, im Extremfall (in dem
die Preise auf einem weiterhin hohen Niveau blieben) bis zum 31. Dezember 2001 an die Preisober-

ben. Vgl. zu einer dhnliche Argumentation die Analyse des CAISO Market Surveillance Committee: CAISO (2000b: 6),
vgl. fiir die Erfahrungen im englisch/walisischen Pool, die Indizien fiir die Relevanz der obigen Argumentation liefern,
Kumkar (1994: 106).

Beginnend vor allem mit der Dissertation von Allaz (1987) entwickelte sich mittlerweile eine Literatur zur Frage, in-
wieweit Terminmirkte die Effizienz von Spotmirkten verbessern konnen (vgl. z.B. Allaz und Vila 1993; Green 1999;
Newbery 1998).
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grenze gebunden.”# Das heiBt dann aber, dass sie aktuell weiterhin Verluste einfahren, die iiber die
(Rest-)Abschreibungssumme der ,,stranded costs* hinausgehen. Nach Angaben von PG&E und SCE
betragen die bis zum Dezember 2000 hierdurch verursachten Verluste rund knapp 5 Mrd. Dollar
(FERC 2000d: 10; International Herald Tribune, Electric Firms Accused Of Creating Shortages,
vom 14. November 2000). Mittlerweile hat diese Situation zu deutlichen Herabstufungen der IOU
auf den Anleihemirkten gefiihrt, die fiir einen Teil der derzeitigen Probleme mitverantwortlich sind.

Die CPUC hat auf diese fiir SCE und PG&E missliche Situation erstmals im Juni 2000 reagiert.
Zwar hat sie die Bezugspflicht fiir den CalPX-Handel nicht aufgehoben. Aber immerhin k&nnen
PG&E und SCE seit Juni 2000 nicht allein am Day-ahead- und am Day-of-Markt der CalPX partizi-
pieren, sondern diirfen auch — sehr begrenzte — Mengen Strom via Block-forwards-Markt (BFM)
der CalPX handeln (CPUC 2000f). In der Periode von Juni 2000 bis September 2000 hatte PG&E eine
mengenmiBige Obergrenze von 3 000 MW, SCE hatte anfangs eine Obergrenze von rund 2 200 MW,
die dann im Juli auf 5 200 MW angehoben wurde (CAISO 2000a: 22). Auch SDG&E darf mittler-
weile am BFM teilnehmen und besitzt eine eigene Mengenobergrenze in Hohe von 1 900 MW (CEM
2000b: 5).

Nach erheblichen Diskussionen in der Offentlichkeit ist die CPUC mittlerweile noch weiter gegan-
gen:

— Erstens erlaubte sie in der Juni-Entscheidung auch den Kauf von anderen Strombérsen, die aller-
dings vorher von ihr als ,,qualified” eingestuft sein miissen (zur Definition vgl. CPUC 2000f: 39).75
Die CPUC (2000f: 41) weist in ihrer diesbeziiglichen Entscheidung darauf hin, dass sie selbst nicht
mit einem derartig schnellen Aufbau von zur CalPX alternativen Strombérsen gerechnet hat und
insbesondere von der bereits 1996 stattgefundenen Griindung der APX iiberrascht wurde.”¢ Drei
Jahre nach der Griindung einer zur CalPX alternativen Strombérse hatte die CPUC im Juni unter
dem Druck der Ereignisse eine Lockerung der CalPX-Teilnahmepflicht zumindest begonnen.”” In
dieser Entscheidung vom Juni wiederholt die CPUC aber zweierlei: Zum einen betont sie, dass sie
weiterhin daran festhilt, die Beschaffung der drei alteingesessenen Unternehmen auf den GroBhan-
delsmérkten regulieren zu miissen. Zum anderen gilt diese Notwendigkeit bis zum Ende der Uber-
gangsperiode, aus Sicht der CPUC bis zum 1. April 2002 (CPUC 2000f: 102), und zwar unabhéngig

74 Die Preisobergrenze gilt bis zu dem Zeitpunkt, an dem die CTC nicht mehr erhoben wird, weil die ,,stranded costs* fi-

nanziert sind. Da die ,,stranded costs* aber, wenn die Preise weiterhin hoch sind, nicht durch die CTC finanziert werden
kénnen, wird die Preisobergrenze bis zum Verfallstag weiter gelten. Ob die Politik auf diese ,,Zwickmiihle*, in der SCE
und PG&E stecken, langerfristig noch reagieren wird, wird hier nicht diskutiert, sondern es wird von der derzeit gege-
benen rechtlichen Situation ausgegangen.

75 Interessanterweise segnete die CPUC in dieser Entscheidung erstmals nachtridglich und eher ,,nebenbei* auch den Kauf

von Strom via CAISO-Ausgleichshandel ab. Dessen tatsichlicher Umfang warf fiir den Beobachter allerdings die Frage
auf, inwieweit er mit den urspriinglichen Bestimmungen der CPUC-Entscheidung von 1995 und dem Umstrukturie-
rungsgesetz von 1996 vereinbar war, die eindeutig eine Bezugspflicht von den CalPX-Mirkten definierten.

76 Die Automated Power Exchange (APX) legt bislang ihren Schwerpunkt auf so genannten griinen Strom, weil der orga-

nisierte Markt fiir normalen Strom angesichts der auch regulierungsbedingten Dominanz der CalPX noch vergleichs-
weise illiquide ist (vgl. die Website der APX: www.apx.com). Die CPUC hat nach eigenem Bekunden auch nicht vor-
hergesehen, dass der CAISO-Handel derartige Volumina annehmen wiirde (CPUC 2000f: 46).

Bemerkenswerterweise scheint diese Entscheidung der CPUC im Widerspruch zu einer Bestimmung des Public Utility
Codes (kalifornisches Regulierungsgesetz, das die Kompetenzen der CPUC definiert) zu stehen. Diese (zeitlich nach
dem Umstrukturierungsgesetz von 1996 eingefiigte) Bestimmung lautet: ,,355.1. The commission may investigate issues
associated with multiple qualified exchanges. If the commission determines that allowing electrical corporations to
purchase from multiple qualified exchanges is in the public interest, the commission shall prepare and submit findings
and recommendations to the Legislature on or before June 1, 2001. Prior to June 1, 2001, the commission may not im-
plement the part of any decision authorizing electrical corporations to purchase from exchanges other than the Power
Exchange. That portion of any decision of the commission adopted prior to January 1, 2001, but after June 1, 2000, au-
thorizing electrical corporations to purchase from muitiple qualified exchanges, may not be implemented.” Mir ist keine
Entscheidung des kalifornischen Gesetzgebers bekannt, die die besagte Entscheidung der CPUC bestiitigt.
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von der Frage, ob tatsichlich noch eine CTC erhoben wird und daher die Preisobergrenze fortgilt
oder nicht. Konkret argumentiert sie dahingehend, dass nur durch die Ankaufsregulierung hinrei-
chend transparente Mirkte gewihrleistet wiren, also auch die Ankaufsregulierung fiir SDG&E bei-
behalten werden miisse, obwohl diese keiner Preisobergrenze fiir den Endverkauf mehr unterlag
(CPUC 2000f: 52).78 Danach soll dann aber gelten: ,, ... we will remove any and all mandatory buy
requirements (CPUC 2000f: 31).

— Zweitens diirfen PG&E und SCE seit einer CPUC-Entscheidung im August 2000 sogar bilaterale
Vertrige mit Stromanbietern abschlieBen (CPUC 2000c), seit einer erginzenden Entscheidung im
September auch SDG&E (CPUC 2000d). Nach dem bisherigen Vorgehen der CPUC iiberrascht es
allerdings wenig, dass der Abschluss derartiger Vertrige Restriktionen unterliegt, die vor allem
darin bestehen, dass die oben erwihnten quantitativen Obergrenzen auch fiir die bilateralen Ver-
trige gelten: BFM-Handel und bilaterale Vertrdge diirfen zusammengenommen die Grenzen von
3 000 MW (PG&E) bzw. 5200 MW (SCE) nicht iiberschreiten.”® Dariiber hinaus gilt, dass nur
Vertrige abgeschlossen werden diirfen, die bis spitestens 31. Dezember 2005 auslaufen. Schlielich
unterliegen die Konditionen der Vertrige der Uberwachung durch die CPUC. Insgesamt betont die
CPUC in ihrer Entscheidung, dass sie grolen Wert darauf lege, dass die Markttransparenz weiterhin
gegeben ist und dass daher der Anteil der bilateralen Transaktionen weiterhin und bis zum Ende der
gesetzlich fixierten Ubergangsperiode (1. April 2002) begrenzt werden muss.

Festzuhalten bleibt, dass die Regulierungsvorschriften und hierbei insbesondere die Bezugspflicht
von der CalPX die Entwicklung von Absicherungsinstrumenten behindert haben und immer noch be-
hindern. Dies ist deswegen von besonderer Brisanz, weil reale Knappheiten den Markt prigen und aus
diesem Grund die kurzfristigen Preise sehr hoch liegen. Die drei alteingesessenen Unternehmen
konnten sich wegen dieser Bezugspflicht nicht gegen die Strompreisentwicklungen absichern. Zusitz-
lich kann vermutet werden, dass diese Regulierungsvorschriften indirekt negative Auswirkungen auf
die Nachfrager hatten, die nicht von den drei alteingesessenen Unternehmen beliefert wurden. Grund
fir die Vermutung ist, dass die drei Unternehmen als immer noch grote Nachfrager auf den GroB-
handelsmirkten nicht als Nachfrager von Termin- und Optionsvertrigen auftreten konnten. Angesichts
der hierdurch reduzierten Liquiditdt der Absicherungsmirkte konnen sich die Handelsmoglichkeiten
auch fiir diejenigen Nachfrager verschlechtert haben, die Anreize und Méglichkeiten zur Partizipation
an solchen Mirkten haben.

2. Geringe Endnachfrageelastizitit und die Rolle der Endpreisregulierung

Die eben genannten Moglichkeiten der Nachfrageseite, sich gegen die Gefahr hoher Strompreise ab-
zusichern, sind natiirlich nicht die einzigen zur kurz- und mittelfristigen Entschédrfung der Problematik.
Wenn es richtig ist, dass sowohl die Hohe der Knappheits- als auch der Marktmachtrenten entschei-
dend von der niedrigen Reservemarge bestimmt wird, dann besteht die im Prinzip zu erwartende Ant-
wort der Nachfrager auf hohe Preise in der Reduktion ihrer Nachfrage.

Das Problem im Stromsektor liegt allerdings in der sehr inelastischen kurzfristigen Nachfrage der
Stromverbraucher. Dies hingt u.a. mit der bisherigen technischen Ausstattung der Haushalte zusam-
men. Den Verbrauchern ist der jeweils aktuelle Preis auf dem GroBhandelsmarkt nicht bekannt. Und

78 Diese hier vorgenommene Definition der Ubergangsperiode bis zum 1. April 2002 weicht auffillig von einer anderen

Definition der CPUC ab, in der sie ,,Ubergangsperiode” und ,,Wegfall der Preisobergrenze als austauschbare Begriffe
definiert. Hiernach miisste die Ankaufsregulierung und damit auch die Zwangspartizipation wegfallen, sobald die Preis-
obergrenze nicht mehr gilt, da in diesem Fall auch die Ubergangsperiode beendet ist (CPUC 1999a: 2).

79 Die physische Erfiillung der Liefervertrage muss via CalPX erfolgen. Praktisch ist das derart vorstellbar, dass die

Strommengen mit einem Preis von null auf dem Day-ahead- oder Day-of-Markt angeboten werden.
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selbst wenn dem Endnachfrager jederzeit der aktuelle Preis auf der GroBhandelsebene signalisiert
werden wiirde, wire kaum zu erwarten, dass der Nachfrager etwa durch sofortiges Abschalten mehre-
rer Strom verbrauchender Gerite in seinem Haushalt reagiert: Zwar diirfte eine dezentrale automati-
sche Laststeuerung bei dem heutigen Stand der Technik durchaus in vielen Fillen theoretisch effizient
sein. Selbst in privaten Haushalten ist es beispielsweise vorstellbar, dass der Kiihlschrank kurzzeitig
automatisch abgestellt wird, wenn der aktuelle kurzfristige Strompreis relativ hoch ist.80 Nur: Mit der-
artigen Geriten sind die Haushalte derzeit nicht ausgestattet. Hierzu bestand in der Vergangenheit
auch kein Anlass. Die Nachfrager bekamen ihren Strom zu Durchschnittspreisen, nicht zu kurzfristi-
gen Knappheitspreisen geliefert. Dies impliziert nichts anderes, als dass die kurzfristige Elastizitit der
Nachfrage auf GroBhandelspreisinderungen zumindest bei Haushaltskunden extrem niedrig, praktisch
null, ist.

An dieser Situation hat sich fiir die meisten Kunden in Kalifornien seit Beginn der Reformen nichts
gedndert: Sie erhalten ihren Strom weiterhin zu festen Konditionen, die durch die gesetzliche Preis-
obergrenze festgelegt werden, unabhingig davon, dass die GroBhandelspreise insgesamt extrem ge-
stiegen sind, unabhingig auch davon, dass die tatséichlichen Kosten der Strombereitstellung je nach
Systemnachfrage sehr deutlich schwanken.

Das vollstidndige, von der Regulierung erzwungene Hedging ist somit zumindest mitverantwortlich
dafiir, dass die Nachfrage auf der Einzelhandelsebene extrem wenig von den Preisen auf der GroBhan-
delsebene beeinflusst wird. Und da die Nachfrage auf der GroBhandelsebene eine abgeleitete Nach-
frage ist und die alteingesessenen Unternehmen weiterhin eine Versorgungspflicht gegeniiber ihren
Endkunden haben, ist auch die Gesamtnachfrage auf den Groflhandelsmirkten extrem preisunelas-
tisch. ,

Fiir die iberwiegende Zahl der Nachfrager besteht somit gegenwirtig weder die Moglichkeit noch
ein Anreiz, auf die Preissteigerungen auf der GroBhandelsebene zu reagieren. Das heif3t aber auch,
dass sie generell keinen senkenden Einfluss auf die Preise ausiiben.

Es gibt zwar einige Nachfrager, die bereits heute zumindest im Grundsatz iiber Anreize verfiigen,
ihre Nachfrage nach den aktuellen Preisen auf der GroBhandelsebene auszurichten. Dies sind erstens
einige GroBkunden, die entsprechende Liefervertridge abgeschlossen haben. Deren quantitative Bedeu-
tung scheint aber nach den vorliegenden Informationen bislang gering zu sein; selbst wenn sie iiber die
technische Ausriistung verfiigen wiirden, die eine dezentrale Laststeuerung unterstiitzen kdnnte, muss
der Einfluss dieser Nachfrager auf die Gesamtnachfrage als gering eingeschitzt werden. Eine zweite
(ebenfalls relativ kleine) Gruppe an Nachfragern wird durch die Kunden von SDG&E gebildet. Deren
Belieferung unterlag im Sommer 2000 keiner regulierten Preisobergrenze mehr. Sie beziehen aber ih-
ren Strom weiterhin ganz tiberwiegend zu Durchschnittspreisen. Offenbar haben die in den letzten Jah-
ren recht konstanten und eher sinkenden niedrigen Strompreise das Bewusstsein iiber die ,,Gefahren*
des neuen Markts kaum geschirft. Vermutlich ist auch aus diesem Grund die Wechselrate zu alternati-
ven Anbietern mit mdglicherweise ,.intelligenteren* Stromtarifen, wie oben erwihnt, bislang relativ
niedrig. Die SDG&E-Kunden mussten somit zwar die hohen Grofhandelspreise bislang mittragen,
unterlagen aber kaum Anreizen, die Spitzenlastsituationen zu entschirfen.8!

80 Dies sei als nur ein Beispiel dafiir genannt, dass Strom selbst zwar nur unter sehr hohen Kosten gespeichert werden kann
(Batterien, Speicherkraftwerke), dass aber fiir Nachfrager sehr wohl Méglichkeiten bestehen, die vom Strom gelieferte
Energie in anderer Form speichern zu kénnen. Ein anderes bekanntes Beispiel sind Nachtspeicherheizungen, die im
Normalfall problemlos fiir kiirzere Zeit vom Netz genommen werden konnten. Dies zeigt: Zwar kann Strom im Regel-
fall nicht iiber ein Warteschlangenverfahren zentral rationiert werden (anders als etwa im Fall der Telekommunikation),
dezentral sind Warteschlangenverfahren aber durchaus einsetzbar.

81 pie jungst wieder eingefiihrte Regulierung fiir die Endpreise der SDG&E-Kunden (Abschnitt E.IT) wird diese Situation
vermutlich zeitlich verlingern.
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Zusammenfassend muss festgehalten werden, dass die Nachfrageelastizitit in Kalifornien derzeit
extrem niedrig ist.82 Die jetzige Form der Endpreisregulierung in Verbindung mit der Ankaufspflicht
der alteingesessenen Unternehmen hat diese niedrige Nachfrageelastizitédt mitverursacht und ist inso-
fern auch fiir die hohen Preise auf den GroB3handelsmirkten mitverantwortlich.

V. Zusammenfassung: Ursachen der Preissteigerungen

In diesem Kapitel wurden einige Ursachen der Preissteigerungen beleuchtet. Zu ihnen zéhlen Knapp-
heiten, kurzfristige Kostensteigerungen, Marktdesignprobleme und unmittelbares Regulierungsversa-
gen in Bereichen auf der Nachfrageseite.

Erstens gilt es unter dem Gesichtspunkt der Knappheiten festzuhalten, dass die Nachfrage im ge-
samten Westen der Vereinigten Staaten und in Kalifornien im Speziellen seit dem Frithjahr 2000 ex-
treme Anforderungen an den bestehenden Kraftwerkspark und die Transportnetze stellte. Die beob-
achtbaren Preissteigerungen hitten bei anderer Wetterlage grundsitzlich bereits in 1998 und 1999
auftreten konnen. Die Kombination eines veralteten Kraftwerksparks mit einer aktuell sehr hohen
Nachfrage ldsst Knappheiten spiirbarer werden. Bei gegebenen Kostenstrukturen fiir die Stromerzeu-
gung sind unter diesen Umstinden Preissteigerungen wenig iiberraschend. Zum einen dienen die hohe-
ren Preise der notwendigen Rationierung der Nachfrage, zum anderen werden Kraftwerke mit hoheren
variablen Kosten angefahren. Schliellich kann auch erwartet werden, dass sich etwaige Marktmacht-
positionen mit zunehmenden Knappheiten in Erzeugung und Transport eher in hohere Preise umsetzen
lassen.

" Dabei sind diese Knappheiten ein langfristig gewachsenes Problem, an dem die Regulierungspolitik
der Vergangenheit, aber auch die derzeitige nicht ganz unschuldig ist. Zuvorderst ist es dem generell
seit den Olpreiskrisen gewachsenen Regulierungsrisiko zu verdanken, dass die Stromunternehmen be-
reits iiber viele Jahre vor den Reformen keine Neubauten erstellten und den Kraftwerkspark veralten
lieBen. Den sehr komplexen und langwierigen kalifornischen Genehmigungsverfahren ist es aktuell
zuzuschreiben, dass noch kein neues Kraftwerk ans Netz gegangen ist, wenngleich moglicherweise
auch auf Seiten der Unternehmen angesichts der anfanglichen Preisentwicklungen keine Eile geboten
schien. Den verfiigbaren Informationen zufolge ist aber mit dem ersten Hochfahren neuer Kraftwerke
im Verlauf des Jahres 2001 zu rechnen. Es kann also gehofft werden, dass sich die Knappheitssitua-
tion auf absehbare Zeit entspannen wird.

Zweitens sind die im Jahr 2000 deutlich gestiegenen Erdgaspreise und vor allem die gestiegenen
Emissionskosten fiir erhebliche kurzfristige Kostensteigerungen verantwortlich. Sie diirften von der
Angebotsseite her einen nicht unbetrichtlichen Teil der Preissteigerungen erkliren.

Drittens sind auch einige Marktdesignprobleme erkennbar, die ihren Teil zu den Preissteigerungen
beisteuern. Wenn die Erzeuger beispielsweise damit rechnen konnen, zusitzliche Zahlungen via Be-
reitstellung von Ersatzreserve zu erhalten, wird dies ihre Bereitschaft reduzieren, ihren Strom via nor-
malen Stromhandel zu verkaufen. Sehr Ahnliches gilt fiir die Out-of-Market-Kiufe des CAISO und
fiir Lieferungen im Rahmen der RMR-Vertrige. Insgesamt gilt aber zu beachten, dass kleine Verbes-

82 pas besagt nicht, dass die Nachfrageelastizitit auf allen Mirkten niedrig ist. Sie ist gerade im CalPX-Day-ahead-Markt
relativ hoch (Earle 2000). Dies diirfte sich nicht zuletzt in dem relativ hohen Umfang des Ausgleichshandels nieder-
schlagen. Entscheidend ist aber, dass die Nachfrageelastizitit im Ausgleichsmarkt extrem niedrig ist. Dies ist der ulti-
mative ,,Markt der letzten Instanz*, der letztendlich auch die Preise auf dem kurzfristigen Terminmarkt der CalPX we-
sentlich mitbestimmt. Diese Aussage steht nicht im Widerspruch zu der Aussage, dass die Existenz von Terminmdrkten,
also auch der CalPX-Muirkte, insgesamt die Preise senken kann, verglichen mit dem hypothetischen Zustand, in dem nur
iiber den Ausgleichsmarkt gehandelt werden konnte. Anbieter bieten im Ausgleichshandel u.U. aggressiver, wenn sie
einen Teil ihrer Erzeugung bereits via CalPX verkauft haben (vgl. hierzu die Ausfithrungen zu preissenkenden Effekten
von Terminmirkten in Abschnitt D.IV.1).
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serungen des Designs dieser Mérkte nichts daran dndern konnen, dass kurzfristige Mirkte mit kurz-
fristig marktmichtigen Unternehmen auf der Anbieterseite diesen eine enorme Verhandlungsmacht
geben. Die zum Zweck der Begrenzung von Marktmachtausiibung geschaffene Preisobergrenze des
CAISO 16st diese Marktmachtprobleme nicht effektiv. CAISO kann sich nimlich den Anbietern ge-
geniiber bislang nicht glaubwiirdig darauf verpflichten, die eigene Preisobergrenze durchzusetzen. Es
ist nicht vollig auszuschliefen, dass die Preisobergrenze die effektiven Preise in einigen Situationen
sogar erhoht hat. Die auch regulierungsbedingt geringe Flexibilitdt des Marktdesigns hat dazu beige-
tragen, dass erkannte Probleme nur schwer und mit erheblicher Zeitverzégerung angegangen wurden.

Viertens bleibt festzuhalten, dass auch Bereiche des Regulierungsversagens auf der Nachfrageseite
identifiziert werden konnen, die die Defizite auf der Angebotsseite erginzen. Zuvorderst ist die
CalPX-Bezugspflicht der alteingesessenen Unternehmen fiir den Umstand verantwortlich, dass die
Entwicklung von Absicherungsinstrumenten gegen die hohen kurzfristigen Strompreise unter den
Moglichkeiten bleibt, die normalerweise realisiert werden konnen. Die drei alteingesessenen Unter-
nehmen konnten sich daher nicht gegen die Strompreisentwicklungen absichern. Angesichts der hier-
durch reduzierten Liquiditit der Absicherungsmirkte konnen sich die Handelsméglichkeiten auch fiir
die Nachfrager verschlechtert haben, die Anreize und Moglichkeiten zur Partizipation an solchen
Mirkten haben. Hinzu kommt, dass die Regulierung mitverantwortlich dafiir ist, dass die Nachfrage-
elastizitidt in Kalifornien derzeit extrem niedrig ist. Diese niedrige Nachfrageelastizitiit selbst ist eine
Ursache der hohen Strompreise auf dem GroBhandelsmarkt.

E. Reaktionen des Gesetzgebers und der Regulierer auf die Situation im
Jahr 2000: Jiingste Anderungen des Ordnungsrahmens

Die Betrachtung der Problemursachen im letzten Abschnitt legt einige Losungsmoglichkeiten nahe.
Dabei konnen diese direkt an der Angebotsseite, direkt an der Nachfrageseite oder beim Design ein-
zelner Mirkte ansetzen. Zu denken ist in diesem Zusamrmenhang unter anderem an:

Erleichterung des Baus von Kraftwerken und Transportanlagen zur Senkung der realen Knapphei-

ten;

— Erhohung der Nachfrageelastizitit, um kurzfristig Spitzenlastsituationen zu entschérfen und lang-
fristig die Nachfrage auf ein effizientes Maf} zu rationieren;

— Verbesserung der Absicherungsmoglichkeiten fiir die Nachfrager mit dem Ziel der Begrenzung von
Marktmacht der Erzeuger; hierbei kommt insbesondere die Abschaffung der Zwangsteilnahme der
alteingesessenen Stromunternehmen an der zentralen Stromboérse CalPX in Frage;

— Einfiihrung einer anderen Preisregulierung fiir den GroBlhandelsmarkt, die Marktmachtrenten be-
grenzt, ohne Knappheitsrenten zu beseitigen. Dabei kann u.a. eine regionale Preisobergrenze oder
eine gezielte Regulierung einzelner Erzeuger erwogen werden,

— Erhthung der Flexibilitidt des Marktdesigns, d.h. eine institutionelle Ausgestaltung von CalPX und
CAISO, die diesen bessere und schnellere Entscheidungen bei erkannten inhaltlichen Defiziten er-

~ laubt oder sie hierzu zwingt. Dies erfordert eine weniger intensive Regulierung der institutionellen

Ausgestaltung dieser Organisationen durch die Regulierer, eine u.U. gednderte Entscheidungsstruk-

tur innerhalb der Organisationen und eine groffitmogliche Konkurrenz durch andere Institutionen,

also vor allem andere Stromborsen, um den Entscheidungsdruck auf CalPX und CAISO zu erhohen.

In der offentlichen Diskussion um die Entwicklungen im kalifornischen Stromsektor schlagen sich
diese L.Osungsansitze in unterschiedlicher Weise nieder. Im Folgenden wird auf die Reaktionen seitens
der Bundesregulierungsbehorde FERC und auf die Reaktionen der kalifornischen Entscheidungstréiger
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eingegangen. In beiden Fillen werden Einschédtzungen zur Angemessenheit der getroffenen Entschei-
dungen gegeben. Insbesondere wird die Frage beleuchtet, inwieweit die bereits ergriffenen Maflnah-
men die Problemldsung behindern konnten, indem sie die zugrunde liegenden Probleme eher verschir-
fen denn 16sen.

L. Die Verordnung der FERC vom Dezember 2000

Die FERC hatte im Frithsommer 2000 eine Untersuchung der Entwicklungen in den regionalen Grof-
handelsmirkten der Vereinigten Staaten eingeleitet und hiermit auch auf die Entwicklungen im kali-
fornischen Markt reagiert (FERC 2000b). Mittlerweile sind die im Rahmen dieser Untersuchung er-
stellten Berichte des FERC-Stabs vorgelegt worden.83 Auf die Schlussfolgerungen, die die FERC aus
dieser Untersuchung fiir die Situation in Kalifornien gezogen hat, wird in diesem Abschnitt eingegan-
gen. :
Zeitgleich mit der Vorlage der Berichte ihres Stabs hatte die FERC am 1. November 2000 einen
umfassenden Verordnungsentwurf vorgelegt, der die aus ihrer Sicht notwendigen weiteren Schritte
darlegte. Mitte Dezember hat sie, wie beabsichtigt (FERC 2000d: 43), ihre endgiiltige Verordnung
unter dem Titel ,,Order Directing Remedies for California Wholesale Electricity Markets* beschlossen
(FERC 2000f). Zur Einordnung des dort gewihlten Ansatzes sei eine bemerkenswerte Passage des
Verordnungsentwurfs zitiert:

,,The Commission finds in this order that the electric markets structure and market rules for whole-
sale sales of electric energy in California are seriously flawed and that these structures and rules, in
conjunction with an imbalance of supply and demand in California, have caused, and continue to have
the potential to cause, unjust and unreasonable rates for short-term energy (day-ahead, day-of, ancil-
lary services and real-time energy sales) under certain conditions* FERC (2000d: 3).

Dies ist die zentrale These der FERC zu den Vorgingen in Kalifornien; auf der einen Seite nimmt
sie davon Abstand, Marktmachtausiibung konkret festzustellen, sondern spricht von einem ,,Potential“
hierzu, das gegeben sei.8% Auf der anderen Seite stellt sie unmissverstindlich fest, dass die GroBhan-
delsmirkte nicht voll wettbewerblich strukturiert seien und die Preise in Kombination mit den derzei-
tigen Knappheiten iiberhtht seien. Handlungsbedarf nach den Bestimmungen des Federal Power Act
liegt daher vor. Eine Stofirichtung des Verordnungsentwurfs ist damit klar: die aktivere Regulierung
des GroBhandelsmarkts.

Es sei darauf hingewiesen, dass die FERC in ihrem Verordnungsentwurf auch auf die foderale Auf-
gabenteilung und indirekt auf die Schuldfrage eingeht, wer fiir die derzeitigen Probleme verantwort-
lich sei: die kalifornischen Entscheidungstriger oder die FERC selbst. Es iiberrascht kaum, dass die
FERC (2000d: 16 f.) betont, sie habe bislang dem einzelnen Bundesstaat den Vorrang bei der Festle-
gung der Regulierungsgrundsitze gelassen und versucht, ihn bei seinen Entscheidungen zu unterstiit-
zen.85 Die Formulierungen des Verordnungsentwurfs deuten darauf hin, dass die FERC nunmehr akti-
ves eigenes Vorgehen fiir notwendig erachtet. Ganz offenbar hilt sie in diesem Zusammenhang die
bisherigen Maflnahmen auf Staatsebene fiir nicht hinreichend.

83 FERC (2000c) behandelt als Teil I des Staff Reports die hier interessierenden westlichen Mirkte der Vereinigten Staa-
ten. FERC (2000¢) behandelt als Teil II des Staff Reports die Regionen Nordosten, Mittlerer Westen, Siidosten und
Texas.

84 Im Hintergrund dieser vorsichtigen Formulierung wird der Umstand liegen, dass sie andernfalls wohl juristisch dazu

verpflichtet wire, gegen einzelne Unternehmen gezielt vorzugehen. Hierfiir sieht sie aus eigener Sicht bislang keine
Grundlage.

85 In der Tat bleibt festzuhalten, dass die FERC die Vorgaben des kalifornischen Gesetzgebers und der CPUC zum iiber-
wiegenden Teil nur ex post sanktionierte und nur wenige Details der neuen Marktstrukturen selbst formuliert hat.
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Die konkreten Vorschldge der FERC kénnen in kurzfristige und in ldngerfristige Maflnahmen unter-
schieden werden. Im Folgenden seien nur die kurzfristigen MaB3nahmen betrachtet, da die lingerfristi-
gen MafBinahmen wenig konkret gehalten sind (vgl. hierzu Kumkar 2001b: 100-101; 106).

1. Abschaffung der Zwangspartizipation der alteingesessenen Unternehmen am
CalPX-Handel

Die FERC hilt es fiir belegt, dass die begrenzten Absicherungsmoglichkeiten der drei groBen Strom-
unternehmen fiir die derzeitigen Schwierigkeiten mitverantwortlich sind. Der Sinn, der dieser
Zwangspartizipation bei ihrer Etablierung durch die CPUC und den kalifornischen Gesetzgeber zu-
grunde lag, wire mittlerweile weggefallen, die Zwangspartizipation somit iiberholt und schidlich.
Eine diesbeziigliche Liberalisierung der GroBhandelsaktivitdten der alteingesessen Unternehmen ist
somit aus Sicht der FERC unbedingt angezeigt (FERC 2000d: 21-22; FERC 2000f: 35-40).

Von Bedeutung ist nicht nur der Umstand, dass hiermit die Regulierung des Gro3handels mit Strom
massiv gedndert wiirde. Hinzu kommt, dass damit der Umfang des GroB3handels insgesamt reduziert
werden konnte und damit auch die foderale Arbeitsteilung zwischen FERC und CPUC tangiert wiirde.
Nach dieser Abschaffung der Zwangspartizipation wird nimlich der Anteil der unternehmensinternen
Transaktionen deutlich zunehmen konnen: Die IOU kénnen nunmehr den in langfristig kontrahierten
und in eigenen Anlagen erzeugten Strom direkt an ihre Endkunden verkaufen; die Zwischenschaltung
einer von der FERC regulierten Gro3handelstransaktion ist nicht mehr notwendig. Damit hat auch die
kalifornische Regulierungskommission wieder die unmittelbare Moglichkeit, die Stromerzeugung zu
regulieren: War ihr dies bei Strom, der via CalPX verkauft wurde, verwehrt, konnte sie nunmehr prin-
zipiell die Stromerzeugungsanlagen der drei groBen Stromunternehmen wieder einer traditionellen
Gewinnregulierung unterwerfen.86 Zumindest ein Teil der Stromerzeugung konnte damit wieder direkt
reguliert werden.

Von derzeit nicht absehbarer Bedeutung ist allerdings der Umstand, dass die FERC die Zwangspar-
tizipation der drei alteingesessenen Stromunternehmen unilateral nicht vollstindig auftheben kann. Die
CPUC ist ndmlich der von der FERC unwidersprochenen Meinung, dass die von ihr auferlegte An-
kaufspflicht von der FERC-Verordnung nicht tangiert wird (FERC 2000f: 35) — das liegt darin be-
griindet, dass dies Beschaffungsmafinahmen zum Zwecke der Belieferung von Endkunden sind; diese
Beschaffungsmafinahmen unterliegen der Jurisdiktion der CPUC, nicht der FERC. Daher muss zwi-
schen den von der FERC und den von der CPUC auferlegten Vorschriften unterschieden werden:

— Von der FERC kann nur mehr zum einen die in den CalPX-Regeln verankerte Zwangspartizipation
und zum anderen die generelle Genehmigung fiir Verkédufe der drei IOU an die CalPX mit soforti-
ger Wirkung aufgehoben werden. Diese Mafinahmen werden mit der endgiiltigen Verordnung er-
griffen (FERC 2000f: 74 £.).87 Sie tangieren die IOU als Verkdufer.88

86 Die CPUC wird durch das am 18. Januar 2001 vom kalifornischen Gesetzgeber beschlossene AB X1_6 sogar zu einer
derartigen Regulierung gezwungen (California Legislature 2001a; vgl. auch Abschnitt E.IT und dort FuBnote 110). Die
CPUC (2001c) hat diese Vorgabe des Gesetzgebers in ihrer Entscheidung vom 31. Januar 200! dahingehend prizisiert,
dass die eigene Erzeugung der IOU wieder einer strikten kostenbasierten Regulierung unterworfen wird, bei der keiner-
lei explizite Anreizmechanismen vorgesehen sind.

87  Sie wurden allerdings bis Ende Januar 2001 nicht vollstindig umgesetzt. Vielmehr handelten die drei alteingesessenen
Unternehmen weiterhin zumindest Teile ihrer Erzeugung via CalPX (FERC 20C1b: 3). Allerdings nahm die via CalPX
gehandelte Menge an Strom bereits seit Ende Dezember 2000 deutlich ab (CEM 2001a). Vgl. ausfiihrlich Abschnitt
E.IL.3. Mittlerweile hat die FERC auf die anfingliche Situation des Ignorierens der Dezember-Verordnung durch CalPX
und die Stromunternehmen mit einer weiteren Verordnung reagiert (FERC 2001c). Diese verlangt die sofortige Umset-
zung der Verordnung vom Dezember 2000, d.h. insbesondere die sofortige Umsetzung der neuen weichen Preisober-
grenzenvorgabe. Hierauf wird in Abschnitt E.II zuriickgekommen.
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— Die CPUC kann aber weiterhin in ihrer Regulierung der einzelnen Unternehmen eine (mittlerweile
gemilderte) Zwangspartizipation als Kdufer vorschreiben. Ob und inwieweit die FERC-Verordnung
mit der von der CPUC auferlegten Ankaufspflicht vereinbar ist, muss als offen gelten. Klar ist je-
doch, dass ein vollstindiger Verkauf des in den IOU-Kraftwerken erzeugten Stroms allein via bila-
terale Vertrige den CalPX-Markt von der Angebotsseite deutlich verkleinern wiirde. Die IOUs kon-
nen daher ihrer Ankaufspflicht an der CalPX kaum sinnvoll nachkommen.89 Die diesbeziigliche
Bestimmung der FERC-Verordnung kénnte somit im Prinzip ins Leere laufen bzw. nicht durchsetz-
bar sein, wenn sie nicht durch begleitende CPUC-Entscheidungen erginzt wird.

2. Einfiihrung differenzierter Strafgebiihren fiir den Handel via CAISO

Die FERC konstatiert, dass es zur ordnungsgemifien Gewihrleistung der Systemstabilitidt unabdingbar
wire, dass der weit iiberwiegende Teil der Stromfliisse ex ante kontrahiert wird und dem Netzbetreiber
im Rahmen der Day-ahead- und Hour-ahead-Planung mitgeteilt wird. Damit verbunden wire ein rela-
tiv kleiner Umfang des vom CAISO organisierten Ausgleichshandels. Faktisch hat dieser aber oftmals
einen Anteil von 15 Prozent am Gesamthandel erreicht, in der Spitze von iiber 20 Prozent, wihrend
urspriinglich ein insbesondere Prognosefehler reflektierendes Volumen von rund 5 Prozent erwartet
wurde. :

Der FERC scheint das Ausmaf} des so genannten ,,underscheduling®, also des hohen Ausgleichs-
handelsvolumens fiir die Preissteigerungen mitverantwortlich zu sein. Sie schreibt daher in ihrer Ver-
ordnung die Etablierung von expliziten Strafzahlungen fiir die Strommengen vor, die via CAISO ge-
handelt werden (FERC 2000f: 40-45).

Die Verordnung sieht eine Strafgebiihr in Hohe des doppelten CAISO-Real-Time-Preises vor; sie ist
auf 100 Dollar/MWh begrenzt.%0 Entrichtet werden soll diese Gebiihr fiir die individuellen Nachfra-
gemengen, die am Ausgleichsmarkt gekauft werden und die 5 Prozent der individuellen tatsichlichen
Nachfrage iiberschreiten. Bis zu 5 Prozent der individuellen Stromnachfrage kann also via CAISO-
Ausgleichshandel bezogen werden, ohne dass die Strafgebiihr anfillt. Die angesammelten Betrige
sollen ex post auf die Teilnehmer verteilt werden, die den Ausgleichshandel kaum in Anspruch neh-
men.%! Letztlich werden also die Marktteilnehmer starken Anreizen unterworfen, zumindest 95 Pro-
zent ihrer stiindlichen Nachfragemenge in der einen oder anderen Form ex ante zu kontrahieren, ob
iber die CalPX, iiber bilaterale Direktvertrige oder iiber andere Borsen.

88 Sie werden erginzt durch die Bestimmung, dass die bisherigen Regeln der CalPX generell, also auch fiir alle anderen

Teilnehmer, zum 30. April 2001 fiir ungiiltig erkldrt werden. Die CalPX wird aufgefordert, neue Borsenregeln zu defi-
nieren.

89 Esist allerdings denkbar, dass die drei IOU ihren eigenen erzeugten Strom an Dritte verkaufen, diese dann diesen Strom

via CalPX an die IOU zuriickverkaufen und hierdurch formal der Verkaufzwang wegfillt, auf der anderen Seite der An-
kaufspflicht Geniige getan wird. Ohne derartige Dreiecksgeschiifte sind die Vorschriften der FERC und der CPUC in je-
dem Fall unvereinbar, solange die IOU iiber signifikante Erzeugungskapazitiiten verfiigen, was bislang trotz der umfang-
reichen Verkidufe der Fall ist (vgl. die Tabellen 1, 2 und 4).

Wobei aus der Formulierung der FERC nicht klar wird, welcher Real-Time-Preis zugrunde gelegt werden soll. Weiter
unten wird bei der Diskussion der neuen, ,,weichen" Preisobergrenze deutlich werden, dass nach dem Willen der FERC
zukiinftig kein einheitlicher Real-Time-Preis mehr gebildet wird.

Eine Ausnahmeregelung fiir kleine Teilnehmer ergiinzt die Vorschrift (FERC 2000f: 42). Hiernach kénnen bis zu 10
MW ohne Strafzahlung am CAISO-Markt erworben werden. Praktisch wird daher die 5-Prozent-Regel erst fiir Gesamt-
nachfragemengen ab 200 MW relevant.

90
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3. Anderung der Fithrungsstruktur von CAISO und CalPX

Die Vorstinde des CAISO und der CalPX setzten sich von Beginn an aus Vertretern unterschiedlicher
Interessengruppen zusammen. Diese Vertreter wurden nach einem Proporzverfahren durch das Cali-
fornia Electricity Oversight Board (CEOB) ernannt.92 Die FERC leitet aus den bisherigen Erfahrungen
mit den Entscheidungsprozessen in den beiden Vorstandsgremien die Beurteilung ab, dass diese nicht
entscheidungsfihig seien (FERC 2000d: 26-29; FERC 2000f: 60 ff.).

Aus Sicht der FERC wiirden sich die Interessengruppenvertreter in konkreten Entscheidungsprozes-
sen gegenseitig blockieren und keinen Konsens finden, wie sich u.a. in der Frage der Weiterentwick-
lung des Marktdesigns fiir Netzhilfsdienstleistungen, bei der Reform des Engpassmanagements (vor
allem bei den RMR-Vertrigen und der Definition neuer Preiszonen) und bei den Preisentwicklungen
im Jahr 2000 eindeutig gezeigt habe. Die Mitglieder seien erheblichem Druck seitens der Interessen-
gruppen ausgesetzt, wobei dies mit dem Prinzip der Unabhingigkeit der Vorstinde unvereinbar sei.
Die FERC nennt u.a. den Riicktritt eines diesbeziiglich desillusionierten Mitglieds des CAISO-Vor-
stands als Beleg fiir diese Einschétzung.

Die FERC sieht sich unter diesen Umstinden verpflichtet, die Fiihrungsstruktur von CAISO und
CalPX zu modifizieren. Konkret fordert sie sowohl im Verordnungsentwurf als auch in der endgiilti-
gen Verordnung die Abberufung beider bisheriger Vorstinde und den Ersatz durch neue
.unabhingige* Vorstinde.

4. Schaffung einer ,,weichen Preisobergrenze* fiir den Groflhandelsmarkt als kurzfristige
Mafinahme

Die drei bislang behandelten Malnahmen konnen im weitesten Sinn als strukturregulierend bezeichnet
werden. Sie haben als Ziel eine Erhohung der Effizienz im Stromhandel und in der Netznutzung und
sollen auf diesem Weg in eher indirekter Weise zu einer Senkung der Strompreise beitragen. Die
FERC sieht dariiber hinaus einen Bedarf an verhaltensregulierenden Eingriffen, die unmittelbar und
sofort auf eine Senkung der GroBhandelspreise zielen.

Schon bisher wurde in das Bietverhalten der Stromunternehmen auf den organisierten GroBhan-
delsmirkten eingegriffen. Dies geschah iiber Preisobergrenzen fiir die CAISO-Mirkte, die vom
CAISO selbst geschaffen wurden (und von der FERC genehmigt wurden). Sie sollten allerdings aus-
driicklich nur fiir eine Ubergangszeit gelten. Auch wurde bislang weder gezielt in das Bietverhalten
einzelner Anbieter eingegriffen, noch wurde der Handel an den anderen Mirkten einer direkten Preis-
obergrenze unterworfen.

Die FERC hilt dieses Vorgehen nicht mehr fiir angebracht; sie will nunmehr den GroBhandel mit
Strom zumindest fiir einen Ubergangszeitraum wieder einer intensiveren Regulierung unterwerfen
(FERC 2000d: 32-40). Zu diesem Zweck schuf sie eine so genannte ,soft cap”, also eine ,,weiche
Preisobergrenze®, die bei 150 Dollar/MWh liegt. Diese soll — im Unterschied zur bisherigen reinen
CAISO-Preisobergrenze — uniform fiir alle kurzfristigen Mirkte von CalPX und CAISO gelten. Al-
lerdings gilt sie nicht fiir andere Stromborsen (etwa die APX) oder bilaterale Vertridge. Die weiche
Preisobergrenze soll zunéchst bis Ende April 2001 gelten.

Ein wesentlicher Unterschied zwischen der neuen, weichen Preisobergrenze und der bisherigen
Preisobergrenze liegt neben dem gednderten Adressatenkreis in inhaltlicher Hinsicht vor: Eine nor-
male Preisobergrenze ,kappt* alle Gebote, die tiber ihr liegen und begrenzt hierdurch den marktriu-
menden, uniformen Preis. Die grundsitzlichen Gefahren einer solchen Preisobergrenze liegen offen-

92 Vgl. zu den Einwiinden der FERC zu diesem Ernennungsverfahren Fuinote 101.
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-

kundig zum einen darin, dass u.U. kein marktriumender Preis ermittelt werden kann, die Nachfrage
moglicherweise unbefriedigt bleibt, obwohl sie einen hoheren Preis zu zahlen bereit ist (auch dies
fiihrte zur Ausdehnung des Out-of-market-Handels und zur Senkung der Glaubwiirdigkeit der Preis-
obergrenze; vgl. Abschnitt D.III). Zum anderen kann ein lidngerfristiges Problem darin liegen, dass
durch die Preisobergrenze zwar Marktmachtrenten begrenzt werden sollen, aber u.U. auch reine
Knappheitsrenten betroffen werden. Dies wiederum birgt Gefahren fiir die Investitionseffizienz (und
weckt deswegen auch Zweifel an der Glaubwiirdigkeit der Durchsetzung und Beibehaltung).93

Beiden Problemen glaubt die FERC durch die Konstruktion ihrer weichen Preisobergrenze begeg-
nen zu koénnen. Diese funktioniert fiir alle Gebote bis zur Grenze dhnlich wie eine normale Preisober-
grenze: Alle Anbieter, die unterhalb dieser Preisobergrenze anbieten, erhalten als Preis den Ge-
botspreis des letzten beriicksichtigten Anbieters, solange dieser die Obergrenze nicht iibersteigt. Ent-
scheidend ist, dass die Konzeption der weichen Preisobergrenze explizit beriicksichtigt, dass dies kein
marktriumender Preis sein muss. Falls also der derart ermittelte Preis und die derart ermittelten Ange-
botsmengen eine positive Uberschussnachfrage implizieren wiirden, werden weitere, teurere Anbieter
beriicksichtigt. Diese erhalten ihren Gebotspreis, nicht den uniformen Preis, den die Anbieter mit
Preisgeboten unterhalb der Preisobergrenze erhalten. Auf der Anbieterseite wird also kein uniformer
Marktpreis mehr gebildet. Nach den Vorstellungen der FERC zahlen die Nachfrager hingegen einen
gemittelten (Nachfrage-)Preis.

Hinzu kommen zwei weitere Elemente der Preisregulierung: Erstens miissen alle Anbieter, die der
umfassenden Regulierungskompetenz der FERC unterliegen,?4 der FERC Daten iiber ihre Kosten-
strukturen fiir den Fall tibermitteln, dass sie Preisgebote bei den CalPX oder CAISO-Auktionen abge-
ben, die tiber der weichen Preisobergrenze liegen. Dariiber hinaus sollen zweitens CalPX und CAISO
der FERC zukiinftig monatlich vertrauliche Gebotsdaten fiir alle Anbieter iibermitteln, die Gebote
iber der weichen Preisobergrenze abgeben. Damit erhilt die FERC detaillierte Kenntnis auch iiber die
Gebotsdaten der Unternehmen, die nicht der umfassenden Regulierungskompetenz der FERC unterlie-
gen. Die zum Zwecke der Identifikation von Marktmachtausiibung durchzufiihrende Marktbeobach-
tung wird sich nach der Aussage der FERC vor allem auf das Zurlickhalten von Kapazititen aus den
Termin- und Ausgleichsmirkten und Anderungen des Bietverhaltens fiir hnliche oder identische Res-
sourcen erstrecken (FERC 2000f: 58).

Diese letztgenannten Vorschriften wiirden zwar noch keine direkte Regulierung einzelner Unter-
nehmen im Sinne einer traditionellen Gewinnregulierung etablieren. Sie schaffen aber die Informati-
onsgrundlagen hierfiir und kénnen insofern als latente ,,Regulierungsdrohung* interpretiert werden.?>
Und in der Tat: Die FERC behilt es sich ausdriicklich vor, bis Ende 2002 so genannte ,refunds* zu
initiieren. Diese sehen eine Ex-post-Riickerstattung ,,zu hoher* Preise von den Anbietern an die
Nachfrager vor, wenn die FERC die hierfiir nach dem Federal Power Act notwendigen rechtlichen
Vorbedingungen als erfiillt ansieht. Letztlich genehmigt sie somit marktbasierte Preise nur unter dem
Vorbehalt, dass sie aus Sicht der FERC auch im Nachhinein als angemessen (reasonable) beurteilt
werden kdnnen. Dies bedeutet nichts anderes als die Abkehr von der bisherigen FERC-Politik, Markt-
preise per se und ex ante als angemessen zu beurteilen, wenn die beteiligten Unternehmen ihre Trans-
portnetze diskriminierungsfrei gedffnet haben (Abschnitt B.I1.2). Auf das Problem des hierdurch im-
plizierten Regulierungsrisikos (S. 43) und der daher u.U. verschlechterten Investitionsanreize geht
allerdings weder der Verordnungsentwurf noch die endgiiltige Verordnung ein.

93 Auf 4hnlichen Argumenten basiert auch die Begriindung der FERC (vgl. zu einer ausfiihrlicheren Diskussion der Preis-

grenzenregel fiir die Stromwirtschaft Kumkar 2000: 129-148).

94 Dies sind die traditionellen privatwirtschaftlichen Versorgungsunternehmen, nicht hingegen unabhingige Erzeuger oder

Unternehmen im 6ffentlichen Eigentum.

95 Die die direkte Regulierung von Teilen der Erzeugung durch die CPUC gemiB des AB X1_6 (FuBnote 86) erginzt.
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Deutlich ist also, dass die FERC nicht allein eine simple Preisobergrenze zu definieren sucht, son-
dern direkt in die Auktionsprozesse von CAISO und CalPX eingreifen mochte. Das impliziert den Er-
satz des bisherigen Einzelpreisauktionsmechanismus durch eine (bislang auch in der Literatur weitge-
hend unbekannte) Kombination einer Einzelpreisauktion mit einer Gebotspreisauktion (,,pay-as-bid“-
Regel).

Vom CAISO ist die weiche Preisobergrenze von 150 Dollar beginnend mit dem 1. Januar 2001 im-
plementiert worden, nachdem er sie auf eigenen Wunsch bereits am 8. Dezember 2000, also vor der
endgiiltigen Verordnung, die bislang harte Preisobergrenze von 250 Dollar in eine weiche Preisober-
grenze umgewandelt hatte. Zu dieser Mafinahme sah sich CAISO gezwungen, weil der Ausgleichs-
markt zu der Zeit unter einer erheblichen Illiquiditét litt und dies aus Sicht des CAISO auf die zu
strikte Preisobergrenze zuriickzufiihren war (CAISO 2001a). CalPX hat die weiche Preisobergrenze
nicht implementiert, sondern die Vorgaben der Verordnung aus dem Dezember unter Hinweis auf die
Probleme der Umsetzung ignoriert.

Nach April 2001 sollen noch genauer zu definierende andere Mafinahmen zur Preisbegrenzung ein-
gefiihrt sein, die in den folgenden Monaten in enger Abstimmung zwischen Marktteilnehmern, Regu-
lierern, CAISO und CalPX festgelegt werden sollen (FERC 2000f: 52). Die FERC strebt gemal der
Verordnung an, kurzfristige ,,Echtzeitmallnahmen‘ zu implementieren bzw. implementieren zu lassen
(FERC 2000f: 57), wobei sie offen 14dsst, was hierunter konkret zu verstehen ist.

S. Einige Anmerkungen zur FERC-Verordnung

Die Verordnung der FERC vom Dezember 2000 greift in starkem Mafle in den kalifornischen Grof3-
handelsmarkt ein. Gleichzeitig reicht sie der CPUC in einem gewissen Sinne ,,den schwarzen Peter
zuriick, indem sie ihr die Moglichkeit gibt, grole Teile der kalifornischen Erzeugungskapazitit wieder
unter eine traditionelle Gewinnregulierung des kalifornischen Staates zu stellen. Wenn die CPUC
diese Moglichkeit wahrmimmt, begibt sie sich der Chance, die FERC fiir weitere Preissteigerungen al-
lein verantwortlich zu machen. Nimmt sie diese Moglichkeit nicht wahr, wird sie sich u.U. dem Vor-
wurf der Untétigkeit ausgesetzt sehen.

Vor dem Hintergrund der oben aufgezeigten Ursachen der Preissteigerungen sollen an dieser Stelle
einige Anmerkungen zur FERC-Verordnung gemacht werden.

Die Abschaffung der Zwangspartizipation der alteingesessenen Unternehmen am CalPX-Handel
hinterldsst in ihrer konkreten Ausgestaltung einen sehr zwiespiltigen Eindruck. Zunéchst zu den posi-
tiven Aspekten: Zumindest potentiell kann sie durch den hierdurch erhthten Wettbewerb der Han-
delsinstitutionen eine Effizienzverbesserung im Stromhandel erreichen. Das gilt sowohl fiir den lang-
fristigen Terminhandel, der damit iiberhaupt erst eine nennenswerte Liquiditit erreichen kann. Es gilt
aber auch fiir den kurzfristigen Terminhandel, da CalPX nunmehr einem wirksamen Konkurrenzdruck
ausgesetzt wird. Gleichzeitig wird potentiell die Bedeutung des CAISO-Ausgleichshandels abnehmen
und damit auch die Bedeutung der Details der Regeln dieses Marktplatzes. Letztlich wird erst durch
diese Liberalisierung des Stromhandels ein Common-Carrier-Modell implementiert, d.h., auch die
Realisierung der Vorteile eines Wettbewerbs zwischen Handelsinstitutionen ermoglicht.

Dabei sollten allerdings die Erwartungen an die sofortigen Wirkungen dieser Liberalisierung nicht
zu hoch angesetzt werden. Es ist angesichts der aktuellen Knappheitssituation im kalifornischen Markt
keinesfalls sicher, dass die Marktmachtrenten schnell erodieren werden. Vielmehr ist zunéchst einmal
zu erwarten, dass auch die Terminpreise eher hoch sein werden,96 wenngleich — wie oben diskutiert

96 In der Verordnung der FERC werden an manchen Stellen die unterstellten Vorteile lingerfristiger Vertrige iiberschitzt
und eine Senkung sowohl! der Preisvolatilitit als auch der Preishohe als Vorteile zu Gunsten der Endkunden genannt.
Beispielsweise ist das Argument der FERC (2000f: 25), die Volatilitit der kurzfristigen Mirkte wiirde zu Lasten der
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— das Hinzutreten lidngerfristiger Terminmirkte die individuelle Marktmacht der Anbieter senken
.konnte.

SchlieBlich ist davon auszugehen, dass tatséchlich dauerhafte Preissenkungen vornehmlich dann zu
erwarten sind, wenn neue Kraftwerke ans Netz gehen. Inwieweit der Zubau von Anlagen durch die
Liberalisierung des Stromhandels intensiviert wird, muss zum gegenwiértigen Zeitpunkt zwar noch als
offen gelten. Aber immerhin wird durch die Moglichkeit fiir neue Erzeuger, nunmehr mit einer weit
grofleren Zahl von Nachfragern langfristige Vertrige schlielen zu kdnnen, das Risiko der Investitio-
nen tendenziell deutlich gesenkt. Insofern kann die Liberalisierung des Stromhandels durch die Ab-
schaffung der Zwangspartizipation der alteingesessenen Unternehmen auch zu einer Beschleunigung
des Kraftwerksneubaus beitragen.

Kommen wir zu den negativ zu beurteilenden Aspekten: Die FERC scheint mit ihrer Verordnung
vom 15. Dezember 2000 das ,,Kind mit dem Bade ausgeschiittet” zu haben. Sie hebt ndmlich nicht al-
lein die Zwangspartizipation auf. Dariiber hinaus verbietet sie den drei IOU die Teilnahme an der
CalPX als Verkiufer, indem sie die generelle Genehmigung fiir Verkiufe via CalPX aufhebt.97 Dies
geht weit tiber die in den Vorschligen vom November 2000 vorgesehene Abschaffung des Monopol-
status der CalPX hinaus. Das Verbot bedeutet faktisch eine deutliche Diskriminierung der CalPX ge-
geniiber anderen Stromborsen und bilateralen Stromvertrigen. Damit wird auch der Wettbewerb zwi-
schen diesen verschiedenen Handelsinstitutionen massiv verzerrt.98

Es ist ein Unterschied, ob die Regulierung die Teilnahme an einer Handelsform nicht vorschreibt,
den Teilnahmezwang also abschafft, oder ob sie die Teilnahme verbietet. Von einer Liberalisierung
kann somit nur unter starken Einschriankungen die Rede sein.

Auch ist zu beachten, dass die bisherigen Regeln der CalPX generell zum 30. April 2001 fiir ungiil-
tig erklart wurden. Dies schliefit zwar nach Aussage der FERC nur die Regeln fiir kurzfristige Markte
ein und nicht die Regeln fiir den Handel der ,,block forwards®. Indirekt wird allerdings auch dieser
langerfristige Terminhandel beeinflusst, da in den derzeitigen Regeln fiir den Handel via ,,block for-
wards® die Lieferung iiber den Day-ahead-Markt explizit vorgesehen wird. Die Lieferungen via Day-
ahead-Markt sind aber nach Wegfall der bisherigen Regeln der CalPX nicht mehr abwickelbar. Zwar
kann man sich vorstellen, dass die CalPX zukiinftig neue Regeln fiir den Day-ahead-Markt entwickelt
und die FERC diese neuen Regeln genehmigen wird. Auch ist es vorstellbar, dass CalPX gezielt die
Regeln fiir den Handel via ,,block forwards“ dndert, so dass der lingerfristige Terminhandel via CalPX
wieder ermoglicht wird. Insgesamt schafft aber diese ungeklérte Situation u.U. betrichtliche Unsi-
cherheiten und gefihrdet somit das Ziel der FERC, den Anteil lingerfristiger Terminlieferungen deut-
lich zu erh6hen. Insgesamt bleibt die der CalPX von der FERC zugedachte zukiinftige Rolle unklar.
Damit diirfte auch den Marktteilnehmern nicht klar sein, in welcher Weise sie iiberhaupt auf die

Endkunden gehen, nicht nachvollziehbar. Es kann daher kein Argument fiir die Bevorzugung der lingerfristigen Ter-
minmirkte sein. Tatsdchlich sind die Endkunden vor dieser Volatilitdt fast vollstindig geschiitzt, was die kurzfristig
notwendigen Anpassungsprozesse durch Nachfragereduktionen und -verschiebungen zusitzlich behindert.

97 Die FERC begriindet diesen drastischen Schritt mit der von ihr zum Zeitpunkt der Verabschiedung der Verordnung

vermuteten Blockade der Abschaffung der Zwangspartizipation durch die CPUC (,,CPUC support was unlikely”, FERC
2000e: 29). Diese Blockade konne allein durch ein von der FERC auferlegtes Verbot des CalPX-Handels {iberwunden
werden. In der Tat wurde ja bereits darauf hingewiesen, dass die CPUC noch im Sommer 2000 nur sehr zaghaft die Vor-
schriften zur Zwangspartizipation gelockert hatte (S. 68 f.) und das Prinzip der Zwangspartizipation ausdriicklich besti-
tigte.

Diese Position der CPUC hat sich jiingst in sehr bemerkenswerter Weise geiindert. In ihrer Entscheidung vom
31.01.2001 zur Umsetzung der Vorgaben des Gesetzgebers hinsichtlich der Stromhéndlerrolle des Department of Water
Resources (DWR) fiihrte sie die Zwangspartizipation der IOU allein auf Entscheidungen der FERC zuriick (CPUC
2001c: 6), ungeachtet des Umstands, dass diese erstens maBgeblich auf den Vorgaben des kalifornischen Gesetzgebers
und der kalifornischen Regulierungskommission aus 1995/1996 basiert und zweitens seit geraumer Zeit trotz des Wi-
derstands der FERC seitens der CPUC (2000d) explizit bestitigt und von der CPUC nur leicht gelockert wurde.

Der ja ohnehin bereits dadurch verzerrt wird, dass die neue weiche Preisobergrenze nicht fiir die alternativen Strombér-
sen und die bilateralen Liefervertrige gelten soll (S. 71).

98
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FERC-Verordnung zu reagieren haben. Angesichts der von der FERC betonten Eile bei der Losung
der Probleme ist dieses Vorgehen bemerkenswert, das faktisch in einer Suspendierung der zentralen
Regeln fiir den Stromhandel besteht, ohne dass den Akteuren klare Hinweise darauf gegeben werden,
wie sie damit umzugehen haben.

In ihrer Ginze betrachtet sind daher die Vorschriften der FERC zur Partizipation der IOU am
CalPX-Handel als wenig kohirent einzuschétzen und in der gegenwirtigen Form kaum geeignet, die
Marktmachtprobleme auf dem GroBhandelsmarkt zu bewiltigen. Zwar ist die Abschaffung der
Zwangspartizipation als Schritt in die vermutlich richtige Richtung einzuschitzen. Das gleichzeitige
Verbot des Handels via CalPX geht aber weit iiber das Ziel hinaus und schafft zusitzliche
Unsicherheiten im Markt, die in der gegenwirtigen Situation von besonderer Brisanz sein konnten.
Betont werden muss, dass die FERC durch dieses Verbot einen der zentralen Bereiche der Reform von
1995/1996 in Frage stellt. Ungeachtet der Frage, inwieweit der Handel via CalPX in der
Vergangenheit effizient gewesen sein mag: Der schlagartige Wegfall dieser Handelsmoglichkeit fiir
die drei groflen Stromunternehmen ohne gleichzeitige Schaffung von sehr schnell umsetzbaren
Alternativen fiir den kurzfristigen Handel setzt den kalifornischen Strommarkt zusitzlichen
Unwigbarkeiten aus, die unter den derzeitigen Bedingungen hochst kontraproduktiv scheinen.
Letztlich wird damit auch — zumindest kurzfristig — die Erreichung des Ziels der Verringerung des
Ausgleichshandelsvolumens verhindert.

Die Einfithrung differenzierter Strafgebiihren fiir den Handel via CAISO ist zumindest potentiell in
der Lage, die Effizienz im Stromhandel zu erhthen, wenn solche Strafgebiihren die Entstehung liqui-
der kurz- und langfristiger Terminmérkte unterstiitzen und hierdurch den Wettbewerb der Handelsin-
stitutionen intensivieren. Auf der anderen Seite bergen sie auch Gefahren fiir die Effizienz, da sie ten-
denziell die Arbitrage zwischen den Terminmérkten und dem Ausgleichsmarkt begrenzen. Es ist auch
zu fragen, ob diese Strafgebiihren nicht ein inadiquates Instrument zur Kostenzuweisung sind. Warum
werden nicht alternativ und generell alle Kosten fiir Netzhilfsdienstleistungen auf alle via CAISO ge-
handelten Mengen umgelegt? Dann brauchte man auch nicht eine zwangslédufig arbitridre Schwelle von
5 Prozent zu definieren.

Die von der FERC beabsichtigte Anderung der Fiihrungsstruktur von CAISO und CalPX konnte
angesichts der bislang erkennbaren Defizite in den Entscheidungsprozessen des CAISO und der
CalPX eine Verbesserung gegeniiber dem Status quo sein. Es bleibt aber zu fragen, ob die Zusammen-
setzung des Direktoriums eines unabhingigen Netzbetreibers tatsidchlich von der Regulierung vorge-
schrieben werden sollte und ob die FERC nicht iibereilt vorgeht. Und die Frage, wie diese Vorschrift
mit der weiten Gestaltungsfreiheit fiir RTOs gemafl der Order 2000 vereinbar ist, muss derzeit als of-
fen gelten. Fiir den Fall der CalPX stellt sich die zusitzliche Frage, ob die FERC unter den neuen Be-
dingungen (nach der Abschaffung der Zwangspartizipation) iiberhaupt noch in die institutionelle Aus-
gestaltung der CalPX eingreifen sollte oder nicht vielmehr auf die Krifte des Wettbewerbs setzen
sollte: Wenn die CalPX ineffiziente Strukturen besitzt, wird sie vermutlich von sich aus Anderungen
einleiten, da ansonsten alternative Borsen Marktanteile gewinnen werden. Angesichts dessen, dass die
CalPX keine Monopolposition mehr besitzt, ist es hochst fraglich, ob hier tiberhaupt noch eine Regu-
lierungsnotwendigkeit besteht. Dies gilt erst recht, wenn die FERC, wie oben deutlich wurde, den drei
IOU die Teilnahme an der CalPX verbietet.

Die Schaffung einer ,,weichen Preisobergrenze* fiir den GroBhandelsmarkt hat gegeniiber der bis-
herigen Preisobergrenze den Vorteil, dass sie eine explizite Anerkennung der Ausweichmdéglichkeiten
bedeutet, die den Anbietern zur Verfiigung stehen. Unterlagen diese bislang Anreizen, ihren Strom via
Markt fiir Ersatzreserve und Out-of-Market-Handel zu verkaufen und damit den ,,normalen‘ Mirkten
auszuweichen, konnten sie nunmehr versuchen, ihren Strom direkt via CalPX oder CAISO zu Preisen
tiber der Preisobergrenze zu verkaufen. Potentiell konnten hierdurch die totalen Kosten gesenkt wer-
den, wenn beriicksichtigt wird, dass gerade die Out-of-Market-Kaufe in der Vergangenheit mit extrem
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hohen Kosten verbunden waren. Auf der anderen Seite ist die Schaffung auch einer weichen Preis-
obergrenze nicht problemlos.

Abgesehen von der Frage, ob eine Ex-post-Kontrolle des Bietverhaltens der einzelnen Anbieter tat-
sdchlich angemessener ist als eine gezielte Ex-ante-Definition individueller Gebotsobergrenzen fiir
bestimmte Anbieter,% bleibt das Problem gerade bei der weichen Preisobergrenze, dass die in der
FERC-Verordnung ausgesprochene Regulierungsdrohung ein unter Umsténden erhebliches Regulie-
rungsrisiko impliziert. Dass dies keine leere Drohung sein muss, wird dadurch unterstrichen, dass
CAISO mit Datum vom 1. Mirz 2001 in der Tat einen ,refund* bei der FERC beantragte (CAISO
2001d). Basierend auf einer eigenen Analyse des Gebotsverhaltens der Anbieter seit Implementierung
der ersten weichen Preisobergrenze (CAISO 2001c) fordert CAISO zusammen mit dem CEOB die
FERC auf, eine eingehende Untersuchung zu initiieren, hierliber die Erzeuger zu informieren (um da-
durch die Fristen zu wahren) und schlielich eine Anhorung anzusetzen, bei der die Marktteilnehmer
weitere Informationen liefern miissen. Falls die Anbieter keine iiberzeugenden Argumente zur Kosten-
rechtfertigung ihrer Gebote beitragen konnen, ist ein ,refund* unabdingbar.!00 Inwieweit diese Ent-
wicklung signifikante Investitionsfehlanreize setzt, wird letztlich erst empirisch und im Nachhinein zu
klidren sein. Klar sein diirfte jedoch, dass gerade unter den derzeitigen Knappheiten im kalifornischen
System jede Politik, die Investitionen in neue Anlagen bremst, hdchst kontraproduktiv ist. Insofern
muss die FERC wohl sehr aufpassen, dass sie in ihrer Ex-post-Aufsicht iiber die Transaktionen iiber
der weichen Preisobergrenze nicht das Vertrauen der Investoren in zukiinftige Gewinne geféhrdet.

Dies gilt in noch stirkerem Mafe fiir die ab Mai 2001 geltenden weiteren Ma3nahmen zur kurzfri-
stigen Preiskontrolle. Immerhin ist die weiche Preisobergrenze wohl auch wegen der erkannten Pro-
bleme zunichst auf vier Monate befristet. Umso mehr wird es darauf ankommen, ob die Marktakteure,
CAISO und evtl. CalPX es schaffen, das Ziel der Preisbegrenzung ohne Gefahrdung der notwendigen
Investitionen zu erreichen. Da fiir die ab Mai 2001 zu implementierenden Maflnahmen noch keinerlei
Vorgaben vorliegen, eriibrigt sich eine Diskussion an dieser Stelle.

Auf einen weiteren Widerspruch in der FERC-Argumentation muss hingewiesen werden. Zwar
sieht die FERC in der Verordnung auf der einen Seite explizit davon ab, die Stromerzeugung generell
wieder einer traditionellen Gewinnregulierung zu unterwerfen, wie dies etwa die SCE als Nachfrager
auf dem GroBhandelsmarkt verlangt. Diese Position hat die FERC mehrfach bestitigt (erst jiingst in
FERC 2001a). Das klingt so, als wenn sie weiterhin auf den Wettbewerb zwischen den Anbietern set-
zen wiirde.

Auf der anderen Seite schafft sie in derselben Verordnung vom Dezember 2000 die Voraussetzun-
gen dafiir, dass fiir weite Teile der Erzeugung wieder eine Gewinnregulierung eingefiihrt werden kann;
sie selbst nennt als Argument fiir die Abschaffung der Zwangspartizipation die Erwartung, dass nun-
mehr groBBe Teile der Transaktionen auf der Gro3handelsebene als unternehmensinterne Transaktionen
der IOU abgewickelt werden. Durch das sofortige (allerdings nicht sofort umgesetzte) Verbot des Ver-
kaufs von IOU-Strom an CalPX wird dies sogar erzwungen. Dies bedeutet, dass die Erzeugungsaktivi-

99 Wobei dies ohne weiteres natiirlich nur fiir diejenigen Versorgungsunternehmen gilt, die der umfassenden Regulie-
rungskompetenz der FERC unterliegen, wihrend eine Preisobergrenze des CASIO oder der CalPX im Prinzip fiir alle
Anbieter gilt. Allerdings: Auch bei einer weichen Preisobergrenze konnen die Anbieter, die nicht der generellen Regu-
lierungskompetenz unterliegen, der Obergrenze entgehen, ohne einer Ex-post-Regulierung nach dem FPA unterworfen
werden zu konnen.

Die Analyse des CAISO (bzw. dessen Department of Market Analysis) basiert auf einem Vergleich der Produktions-
kosten mit den Gebotspreisen. Daher gilt fiir die Aussagekraft dieser Analyse ein genereller Vorbehalt, der bereits an
anderer Stelle betont wurde (Abschnitt D.IIL.5 und dort insbesondere Kasten 1). Hinzu kommt aktuell das erhebliche
Risiko fiir die Anbieter, dass sie fiir ihre Lieferungen nicht bezahlt werden. Bereits seit geraumer Zeit waren Zahlungs-
schwierigkeiten der IOU absehbar, die sich dann im Januar 2001 erwartungsgemiB in Zahlungsstopps an CAISO und
CalPX manifestierten. Es ist wohl davon auszugehen, dass dieses Risiko erstens eine deutliche Risikoprimie rechtfertigt
(was im CAISO-Bericht nicht beriicksichtigt wird) und zweitens tatsichlich auch in die Gebote der Anbieter eingegan-
gen sein diirfte.

100
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titen der IOU ganz oder teilweise der Regulierungskompetenz der CPUC unterliegen: ,[The Decem-
ber 15 Order] returns the utility-owned resources of Pacific Gas and Electric Company (PG&E) and
Southern California Edison (Edison) to state regulation and self-supply” ( FERC 2001b: 4).

Wenn das ein Argument fiir die Abschaffung der Zwangspartizipation sein soll, dann muss es mit
der Erwartung verbunden sein, dass die CPUC diese (wieder gewonnene) Regulierungskompetenz
auch ausschopft. Ergo setzt die FERC diesbeziiglich auf die Vorteile der Wiedereinfithrung der Regu-
lierung der Stromerzeugung, die sie an anderer Stelle verneint. Auch sei daran erinnert, dass sie selbst
in der Verordnung auf das Instrument der Regulierungsdrohung setzt und alle marktlich ermittelten
Preise einer Ex-post-Aufsicht unterwerfen will, wenn sie die neue, weiche Preisobergrenze iiberschrei-
ten.

Diese ungeklirte Rolle der Regulierung der Stromerzeugung ist ein exemplarisches Beispiel fiir die
Widerspriiche, die die gegenwiirtigen Reaktionen der Regulierer sowohl auf Staats- als auch auf
Bundesebene durchziehen.

SchlieBlich ist auf einen weiteren Punkt hinzuweisen, der sowohl von den kalifornischen Entschei-
dungstriagern als auch von der FERC bislang fast vollstindig vernachldssigt wurde. Gemeint ist der
Umstand, dass die bekannt geringe Nachfrageelastizitit durch die bisherigen Ma3nahmen nicht erhoht
wird. Im Gegenteil fiihrt die wieder eingefiihrte Preisobergrenzenregulierung fiir SDG&E-Kunden
tendenziell sogar zur einer weiteren Senkung der Endnachfrageelastizitit. Und die Beibehaltung einer
Preisobergrenze auf den GroBhandelsmérkten sorgt ebenfalls nicht dafiir, dass die weiterverkaufenden
Unternehmen von sich aus Anreizen unterliegen, bei ihren Kunden verstarkt auf eine hohere Nachfra-
geelastizitiat hinzuwirken (etwa Bonusprogramme fiir kleinere Kunden, wenn diese in Zeiten hoher
Gesamtnachfrage ihren Verbrauch drosseln).

Wenngleich also die jiingste FERC-Entscheidung wichtige Punkte vernachlissigt, andere in pro-
blematischer Weise angeht, so ist doch am Ende der Betrachtung auch festzuhalten, dass sie nicht
durchgéngig versucht, ,.die Uhren zuriickzudrehen®, sondern zumindest den Formulierungen der Ver-
ordnung nach grundsitzlich am Wettbewerbsziel festhilt. Sie scheint fiir einige Bereiche sogar zu
signalisieren, dass sie Bedarf fiir eine weitere Liberalisierung statt fiir eine Wiederverstirkung der Re-
gulierung sieht. Und die Formulierungen der FERC zeigen ferner, dass der von der Regulierung vor
allem auf Staatsebene eingeschlagene, stark préaskriptive Weg einer Restrukturierung des Stromsektors
zunehmend kritisch auch von den Regulierern selbst hinterfragt wird.

1I. Reaktionen auf kalifornischer Ebene

Die FERC ist nicht die einzige Regulierungsinstanz, die das Geschehen in den kalifornischen Mirkten
mit kritischer Sorge beobachtet. Tatséchlich ist fiir Teile der Stromwirtschaft der kalifornische Gesetz-
geber und die CPUC und nicht die Bundesregulierungsbehérde FERC zustindig.

Die preislichen Entwicklungen filhrten zu Reaktionen seitens der kalifornischen Politik, die in ihrer
Gesamtheit mittlerweile durchaus den Eindruck einer gewissen Hektik hinterlassen. Sowohl der Ge-
setzgeber als auch die zustindigen Regulierungskommissionen haben in beachtlichem Tempo Be-
schliisse gefasst, die eine schnelle Senkung der Strompreise im Visier haben. Im Folgenden wird ein
selektiver Uberblick iiber die Ereignisse gegeben, wobei zuniichst auf die Reaktionen im Jahr 2000
und im Anschluss ausfiihrlicher auf die fast als dramatisch zu bezeichnenden Vorginge im Januar und
Februar 2001 eingegangen wird.
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1. Wandel der Anschauungen in der CPUC: Der Plan zur Stabilisierung der Strompreise
vom August 2000

Die kalifornische Regulierungskommission (CPUC) war Anfang und Mitte der neunziger Jahre eine
iiberaus aktive Verfechterin des ,Mehr Wettbewerb in der Stromwirtschaft®. Letztlich waren es ihre
Entscheidungen, die die Restrukturierungen in Kalifornien einleiteten und andere politische Akteure
unter Zugzwang brachten: Der kalifornische Gesetzgeber hat mit seiner Verabschiedung des AB 1890
in 1996 im Wesentlichen nur das kodifiziert, was die CPUC mit ihrer Mehrheitsentscheidung in 1995
vorgab. Andere Bundesstaaten zogen nach und richteten sich in vielerlei Hinsicht an den Vorgaben
des kalifornischen Vorbilds aus. Und die jiingeren Entscheidungen der Bundesregulierungsbehérde
FERC (Order 888/889 und Order 2000) wurden nicht zuletzt durch die von Kalifornien ausgehenden
Entwicklungen hin zur Etablierung von Modellen, die Wettbewerb um Endkunden zum Inhalt haben
(retail competition), angestof3en.

Mittlerweile nimmt die CPUC unter dem Eindruck der aktuellen Preisentwicklungen gegeniiber
dem Wettbewerbsansatz und ihren fritheren Entscheidungen eine weitaus kritischere Stellung ein.
Deutlich wird die gedanderte Sicht der CPUC exemplarisch dadurch, dass die amtierende Prisidentin
der CPUC in einer zusammen mit dem Vorsitzenden des CEOB!0! im Sommer 2000 versffentlichten
Stellungnahme explizit feststellte, dass die bis dahin ergangenen Entscheidungen der CPUC und des
Gesetzgebers nicht die Interessen der Konsumenten beriicksichtigten. Gleichzeitig stellten sie in Ab-
rede, selbst an der derzeitigen Situation Wesentliches dndern zu konnen, da die Restrukturierungen,
die von der CPUC in der friiheren Zusammensetzung und dem kalifornischen Gesetzgeber eingeleitet
worden waren, die Kompetenzen weitgehend auf die Bundesebene verlagert haben.

Allerdings hat die CPUC, dessen ungeachtet und vermutlich nicht zuletzt auf politischen Druck
seitens der Offentlichkeit und des Gouverneurs, im August 2000 einen Plan zur ,Stabilisierung der
Strompreise beschlossen (CPUC 2000a). Inhalt dieses Plans war insbesondere die Wiedereinfiihrung
der Preisregulierung fiir SDG&E-Endkunden, die einzigen Stromkunden, die die hohen Preise iiber-
haupt auf ihrer Stromrechnung wiederfanden. Bemerkenswerterweise markiert die Mehrheitsentschei-
dung!92 jm August 2000 eine deutliche und in ihrem Tempo beachtliche Abkehr von der bisher vertre-
tenen Politik. Noch im Juni 2000 lehnte die CPUC (2000f: 47) eine Preisregulierung fiir die Endkun-
den von SDG&E mit dem Argument ,,we did not initiate electric restructuring in order to shield con-
sumers from the market” ab. Es sei zur Einschitzung dieser argumentativen Entwicklung vermerkt,
dass im Juni, d.h. zum Zeitpunkt dieser CPUC-Stellungnahme, die GroBhandelspreise bereits eine
kriftige Erhohung gegeniiber den Vorjahreswerten erfahren hatten (Abbildung 2).

Dessen ungeachtet bekriftigte die CPUC noch zu diesem Zeitpunkt ihre Einschitzung, dass die
Preiserh6hungen rein temporirer Natur seien. Die Riickkehr der GroBhandelspreise auf ihre normalen
Werte wiirde auch dafiir sorgen, dass nach Wegfall der anfinglichen Preisobergrenzen fiir die beiden

101 pie Aufgaben des CEOB liegen vornehmlich zum einen in der Ernennung der Vorstandsmitglieder des CAISO und der
CalPX und zum anderen in einer Schlichtungsfunktion bei Streitfillen im CAISO-Vorstand. Die Mitglieder des CEOB
werden wiederum parititisch von beiden Hiusern des Parlaments und dem Gouverneur ernannt (die Rolle und die Kom-
petenzen des CEOB werden von der FERC unter Hinweis auf die eigenen Kompetenzen nach dem bundesstaatlichen
FPA allerdings in Frage gestellt (FERC 2000d: 26), da sowoh! CalPX als auch CAISO Unternehmen zur Organisation
des GroBihandels wiren und daher der Jurisdiktion der FERC, nicht des Staates Kalifornien unterliegen). Das CEOB tat
sich in der jiingsten Vergangenheit insbesondere dadurch hervor, dass es eine umfassende Wiedereinfithrung der Einzel-
handelsregulierung forderte, verbunden mit einer intensiven Regulierung des GroBhandelsmarktes (CEOB 2000).

102 pieser Beschluss war innerhalb der Regulierungskommission insbesondere aufgrund der hiermit verbundenen langfristi-

gen Probleme umstritten. Eine Minderheitsmeinung (Commissioner Duque) hielt fest, dass die Preisobergrenzen im
Sinne der langfristigen Effizienz kontraproduktiv seien und kurzfristig die Knappheiten und Stromausfille verstirken
und verlingern werden, da sie die Nachfrageelastizitit negativ beeinflussen. Eine andere Minderheitsmeinung
(Commissioner Bilas) betonte die entstehende Problematik der durch diese neue Preisobergrenze moglicherweise neu
entstehenden ,,stranded costs* und sah die Kommission in der misslichen Lage, Probleme 3sen zu miissen, fiir die aus
seiner Sicht die Legislative und nicht die CPUC zustédndig seien.
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anderen groflen privaten Stromunternehmen die Endkundenpreise sinken wiirden: ,,We must add the
fact that overall rates will decrease after the end of the rate freeze” (CPUC 2000f: 57, Hervorhebung
durch den Verfasser). Offenbar vertrat die Kommission noch im Frithsommer 2000 die zu Anfang der
Restrukturierungen ge#duBlerte Erwartung einer 10-prozentigen Preissenkung fiir den Fall, dass die
CTC wegtfillt,

2. Die MaBBnahmen des kalifornischen Gesetzgebers zur Stabilisierung der Strompreise:
AB 265 und AB 970 vom September 2000

Der kalifornische Gouverneur unterzeichnete am 6. September 2000 ein von der Zielrichtung der
CPUC-Order dhnliches Gesetz (AB 265), wonach die Preise der SDG&E-Kunden von der kaliforni-
schen Regulierungskommission wieder unmittelbar reguliert werden sollen. Es definiert eine Preis-
obergrenze, die zumindest bis Ende 2002 gelten soll (California Legislature 2000b) und riickwirkend
seit dem 1. Juni 2000 gilt.193 Das Gesetz geht weiter als die CPUC-Order vom August: Zum einen gilt
die Preisobergrenze fiir alle Strommengen der Haushalte und kleineren Gewerbekunden, wihrend der
CPUC-Plan nur bis zu bestimmten Hochstgrenzen galt. Zum anderen sah die CPUC-Verordnung eine
um ein Jahr kiirzere Laufzeit vor.

Das Gesetz sieht eine Wiedereinfiihrung der Preisregulierung fiir die SDG&E-Kunden vor, deren
Preise erst im Sommer 1999 dereguliert wurden. Aus diesem Gesetz konnten beachtliche finanzielle
Belastungen fiir die SDG&E resultieren, die ihren Strom zu reduzierten Preisen an die Endkunden
liefern muss, aber weiterhin die hohen GrofShandelspreise auf der Beschaffungsseite zu tragen hat. Die
SDG&E ist somit in die gleiche Situation wie PG&E und SCE geraten. Wie im Fall anderer laufender
Gesetzesvorlagen und der CPUC-Entscheidung blieb allerdings ungeklart, wer die Kosten dieser
Preissenkung zu tragen hat. Ob und gegebenenfalls in welcher Hohe diese Unternehmen eine Kom-
pensation erhalten wiirden, ist derzeit unklar, wenngleich der Wortlaut des AB 265 eine spiter einzu-
l6sende Zahlungspflicht der Kunden vermuten lieB.104 Die eingefiihrte Preisobergrenze des AB 265
sollte also nicht von vornherein so interpretiert werden, als ob es sich um eine glaubwiirdige Preis-
obergrenzenregel handeln wiirde. Vielmehr spricht einiges dafiir, dass die Kunden die kurzfristigen
Verluste der SDG&E langfristig zu bezahlen haben.

Die CPUC hat mittlerweile im Gefolge des AB 265 ihren eigenen Plan erweitert und dem Gesetz
angepasst (CPUC 2000e). Danach darf die Energiekomponente der Endverkaufspreise nicht hoher als

103 Der kalifornische Senat beschloss im August eine nicht in Kraft getretene Gesetzesvorlage (die in einigen Teilen iiber
das bereits in Kraft getretene Gesetz hinausgeht), wonach die Strompreise riickwirkend sogar auf das Niveau vom
Sommer 1999 gesenkt werden miissten (California Legislature 2000a).

104 pas AB 265 stellt in Sec. 2(c) klar, dass die diesbeziiglichen CPUC-Entscheidungen eine ,,reasonable opportunity for
San Diego Gas and Electric Company to recover its reasonable and prudent costs of service over a reasonable period of
time* bieten miissen. Ob allerdings alle mit der Preisobergrenze verbundenen Kosten von SDG&E tatsichlich
,Jreasonable and prudent costs of service* darstellen, wird wohl erst zu einem spiteren Zeitpunkt (juristisch) zu kldren
sein. Die Erfahrungen mit den nichtamortisierbaren Kosten und deren Erstattung legen auf der einen Seite die Vermu-
tung nahe, dass SDG&E eine vollstindige Kompensation aus dem Staatshaushalt oder (wahrscheinlicher) aus einer
neuen CTC-ghnlichen Abgabe erhoffen kann. Auf der anderen Seite sprechen die jiingsten Vorginge um die Kredit-
wurdlgkeltsprobleme im Frithjahr 2001 eher dafiir, dass SDG&E (und PG&E und SCE) mit ihren Verlusten ,allein ge-
lassen* werden konnten.

Eine neue Preisobergrenze fiir die eigenen Kunden hatte SDG&E bereits im Sommer 1999 bei der CPUC ,,priventiv*
genehmigen lassen. Diese sollte fiir drei Monate im Anschluss an das Ende der ersten Preisobergrenze gelten (CPUC
1999c: 4). Etwaige Defizite, basierend auf dieser Preisobergrenze, sollten in den folgenden Monaten durch eine zusttz-
liche Abgabe finanziert werden. Tatséchlich sind die Preise von SDG&E aber nach Ende der ersten Preisobergrenze und
der von SDG&E erhobenen CTC um immerhin 15 Prozent gesunken (CPUC 2000f: Fuinote 29). Diese priventiv bean-
tragte Preisobergrenze wurde also nicht bindend. Dementsprechend stellte sich auch nicht die Frage, in welcher Weise
die Kosten konkret erhoben werden sollen.
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6,5 Cent/kWh liegen; bei durchschnittlichen (CAISO) GroBhandelspreisen von iiber 40 Cent/kWh im
Dezember 2000.

Neben dem AB 265 trat ein weiteres Gesetz (AB 970) in Kraft; dies sieht u.a. die Unterstiitzung und
Erleichterung von Investitionen in neue Anlagen zur Erzeugung und zum Transport sowie die tempo-
riare Lockerung von Umweltschutzbestimmungen vor (California Legislature 2000c). Das Gesetz ist
allerdings in wesentlichen Teilen bis Ende 2002 bzw. 2003 befristet.105

3. Die jiingsten MaBinahmen im Friihjahr: Stromabschaltungen, weiter anziehende Preise,
drohender Ruin der IOU und die Antwort des Gouverneurs

Im Winter 2000/2001 hat sich die Lage nicht entschirft. Im Gegenteil nahmen die Knappheiten weiter
zu, so dass es erstmals zu von CAISO zentral organisierten Stromabschaltungen gekommen ist. Mitte
Januar trafen drei Entwicklungen zusammen und verstirkten sich gegenseitig: Erstens nahmen die
realen Knappheiten noch einmal deutlich zu, zweitens stiegen bereits seit Dezember die Preise wieder,
und drittens standen die beiden groflen alteingesessenen Stromunternehmen SCE und PG&E offenbar
kurz vor dem Konkurs und schieden als aktive Hindler auf der GroBhandelsebene faktisch aus. Die
CalPX als zentrale Handelsinstitution wurde hierdurch marginalisiert.

— CAISO war am 4. Dezember 2000 gezwungen, das erste Mal in seiner Geschichte einen Ausnahme-
zustand der Stufe III auszurufen (vgl. zur Definition Tabelle 11). Allerdings fiihrte dies zu diesem
Zeitpunkt noch nicht zu Stromabschaltungen, da die Western Area Power Administration
(WAPA)106 und das kalifornische Amt fiir Wasserressourcen kurzfristig zusitzliche Strommengen
zur Verfiigung stellten. Eine Woche spiter schaltete sich selbst der U.S.-Energieminister in das Ge-
schehen ein. Dieser hat mit Wirkung vom 14. Dezember 2000 bestimmten kalifornischen Erzeu-
gungsunternehmen eine temporire Versorgungspflicht fiir die GroBhandelsnachfrage auferlegt; sie
konnen vom CAISO zur Lieferung verpflichtet werden. Die urspriinglich auf eine Woche Giiltigkeit
befristete Verordnung wurde mehrfach verldngert, zuletzt mit Datum vom 28. Januar 2001 vom
Energieminister der neuen Bush-Administration. Trotzdem musste CAISO im Januar wiederholt die
Stufe I ausrufen. Am 17. und 18. Januar schlieBlich mussten die eingangs erwihnten zentral or-
ganisierten Stromabschaltungen vorgenommen werden. Diese Stromabschaltungen wurden abwech-
selnd fiir einzelne Netzbereiche im ,,Umlaufverfahren” vorgenommen (rolling blackouts). Diese
Ausrufung der Stufe II wurde erst Mitte Februar zuriickgenommen. Seitdem wurde bis Anfang
Miirz kein weiteres Mal eine Stufe III ausgerufen, allerdings am 28. Februar noch einmal die Stufe
II.

- Auch die Preise haben im Dezember 2000 und im Januar 2001 wieder stark angezogen. Im Hinter-
grund liegen stark gestiegene Erdgaspreise, zunehmende Anlagenausfille auch aufgrund der hohen
Inanspruchnahme wihrend des gesamten Sommers 2000 und schlieBlich geringere Importméglich-

keiten aus dem Nordwesten verbunden mit geringen eigenen Wasserkrafterzeugungsmoglichkei-
ten.107

105 Ob diese neuen Vorschriften fiir die Genehmigungen, die in 100 Tagen zu bearbeiten sind, tatsichlich zum Erfolg fiih-
ren, muss hier allerdings offen bleiben. Immerhin sollen jetzt Antriige, die sich teilweise seit Jahren in der Bearbeitung
durch die kalifornische Energiekommission CEC befinden, innerhalb weniger Monate abgearbeitet werden.

106 pje WAPA liefert Strom insbesondere aus den umfangreichen im Besitz des Bundes befindlichen Wasserkraftwerken
im Westen der Vereinigten Staaten. Abnehmer sind weiterverteilende Stromunternehmen. Die WAPA ist eine von vier
derartigen Handelsagenturen innerhalb des U.S.-Energieministeriums. Sie organisiert den Absatz von Strom aus Anla-
gen mit einer Erzeugungskapazitiit von insgesamt 10 GW.

107 Die hohen Strompreise im gesamten Westen der Vereinigten Staaten im frilhen Winter 2000/2001 fithrten u.a. dazu,
dass einige Industrienachfrager ihren Stromverbrauch durch Produktionseinstellungen massiv drosselten (sowohl einzel-
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— Zusitzlich wurden von den beiden grofien IOU zunehmende Liquiditdtsprobleme bekannt gegeben.
Sie erklirten, ihre Rechnungen fiir Beziige von CAISO und CalPX nicht vollstindig und fristge-
recht begleichen zu konnen. PG&E schrinkte daher seinen Bezug via CalPX bereits ab Anfang Ja-
nuar deutlich ein, die Liquiditit am CalPX-Handel ging deutlich zuriick. Nachdem auch SCE Zah-
lungsschwierigkeiten signalisieren musste, wurden beide als Teilnehmer vom CalPX-Handel sus-
pendiert (CEM 2001b, 2001c). Seit dem 18. Januar durften PG&E und SCE daher nicht mehr via
CalPX handeln. Mitte Januar war die Liquiditdt des Day-ahead-Markts der CalPX bereits derart re-
duziert, dass die Rolle des CalPX-Preises als Benchmark fiir andere Stromhandelstransaktionen
weitgehend weggefallen war. Folgerichtig reduzierte sich am 19. Januar der Spitzenlastumsatz von
CalPX auf fast vernachlissigbare 1 600 MW.

Am 17. Januar 2001 reagierte der Gouverneur auf diese Entwicklungen. Er erklirte den Notstand. In
diesem Zusammenhang stellte er mit recht drastischen Formulierungen fest, dass die 1995/1996 einge-
leitete Liberalisierung vollig verfehlt war und nunmehr fundamental gedndert werden miisse. Er wies
in der Notstandsverordnung das eigene Amt fiir Wasserressourcen (DWR) an, kurzfristig Strom anzu-
kaufen und diesen zu Selbstkosten an die endverkaufenden Stromunternehmen (im Fall der Stromun-
ternehmen im 6ffentlichen Besitz) oder direkt an die Endkunden weiter zu verkaufen.108

Dieses Vorgehen wurde im Eilverfahren durch den Gesetzgeber sanktioniert und erweitert.109 Zu-
néichst wurde am 19. Januar eine auf zwolf Tage befristete Zwischenlosung verabschiedet (AB X1_7,
California Legislature 2001b).

Als lingerfristige Umsetzung der politischen Vorgaben des Gouverneurs wurde nach heftigen poli-
tischen Debatten am 1. Februar das AB X1_1 beschlossen (California Legislature 2001a).110 Hiernach
wird das Amt fiir Wasserressourcen fiir zunéchst zwei Jahre ermichtigt, Strom iiber léngerfristige
Vertrdge anzukaufen und weiterzuverkaufen. Zu diesem Zweck wird dem Amt fiir Wasserressourcen
erstens die Mdoglichkeit eingerdumt, eigene (steuerfreie) Anleihen auszugeben, zweitens werden ihm
knapp 900 Mill. Dollar als anfingliche Zwischenfinanzierung zur Verfiigung gestellt!!! und drittens
zur Begleichung zusétzlicher administrativer Kosten immerhin iiber 4 Mill. Dollar bereitgestellt. Aus
Sicht des Gesetzgebers sei es evident, dass die derzeitigen Preise und Stromausfille ein sofortiges
Eingreifen des Staates als Marktakteur erfordern: ,[TThe public interest, welfare, convenience and
necessity require the state to participate in markets for the purchase and sale of power and energy“
(California Legislature 2001c: 6).

als auch gesamtwirtschaftlich sachgerecht) und Gewinne dadurch realisierten, dass sie langfristig gekauften Strom kurz-
fristig weiterverkauften (vgl. beispielsweise ,,Blackout im Sonnenstaat®, Der Spiegel vom 15. Januar 2001).

108 pje Zuweisung an das Amt fiir Wasserressourcen mag iiberraschen. Aber immerhin war das Ministerium bereits seit
langer Zeit (in allerdings relativ geringem AusmaB) im Stromhandel aktiv, da es die staatlichen Wasserressourcen in
Kalifornien verwaltet. Zu den ihm gesetzlich bereits linger zugewiesenen Befugnissen gehort der Kauf und Verkauf von
Strom. Die Hauptaufgabe des DWR liegt allerdings bislang in der Wasserversorgung (im Rahmen des State Water Pro-
ject, SWP), nicht in der Wasserkraftgewinnung. Tatséchlich ist das DWR netto ein Stromverbraucher, da es im Wesent-
lichen itber Pumpwerke und Pumpspeicherkraftwerke, kaum iiber Wasserkraftwerke mit natiirlichem Zulauf verfiigt
(vgl. die Homepage des DWR: www.dwr.water.ca.gov).

109 Wwobei das auBerordentliche Tempo und die aulerordentliche Sitzung beider Kammern des Parlaments vom Gouverneur
erzwungen wurden. Die CPUC hat mittlerweile entschieden (CPUC 2001c), dass das DWR den Strom nicht an die IOU
oder an CAISO, sondern direkt an die Endkunden verkaufen soll, wihrend der Gesetzgeber ausdriicklich die Frage des
Verkaufs an die IOU offen gelassen hat. Allerdings werden PG&E und SCE dazu verpflichtet, als Inkassoagenturen fiir
das DWR zu fungieren. Der Staat wird also nicht nur als GroBhindler, sondern auch als Einzelhindler aktiv.

110 Bereits am 18. Januar 2001 hatten beide Hiuser des Parlaments einen Gesetzentwurf passieren lassen (AB X1_6), der
den Verkauf der noch im Besitz der drei alteingesessenen Unternehmen befindlichen Kraftwerke bis 2006 stoppt
(California Legislature 2001a), um diese weiterhin in der Regulierungsbefugnis der CPUC belassen zu kénnen. Dies
betrifft vorrangig den an sich vorgesehenen Verkauf der Wasserkraftwerkskapazititen durch PG&E (S. 20). Generell
unterliegen diese auch dann weiterhin der Regulierungsbefugnis, wenn sie eine marktliche Bewertung erfahren haben
sollten.

11 pas AB X1_1 stockte die 400 Mill. Dollar des AB X1_7 um 500 Mill. Dollar auf.
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Bemerkenswerterweise werden die IOU aber auch unter diesen Bedingungen nicht aus threr
~Zwickmiihle* entlassen, die Verluste zu tragen, die aus der Differenz zwischen den GroBhandelsprei-
sen und der Energiekomponente der fixierten Endkundenpreise resultieren. Konkret lautet die Passage
der diesbeziiglichen CPUC-Verordnung vom 31. Januar 2001: ,,[I]f a shortfall exists between the
DWR price of the power provided to a particular utility’s customer and the amount that utility collects
in trust for DWR, the utility shall be obligated to pay the shortfall* (CPUC 2001c: 5).

Dies bedeutet nichts anderes, als dass die Endpreise weiterhin fixiert sind, dass dariiber hinaus die
10U dazu verpflichtet sind, die Zahlungen der Endkunden auch fiir Lieferungen des DWR einzutrei-
ben, und dass schlieflich — und dies ist die interessanteste Bestimmung — die IOU dem DWR jegli-
che Kosten zu erstatten hat, die ihm entstehen und die nicht durch die (niedrige) Energickomponente
der Endkundenpreise gedeckt sind.!12

Zu erginzen bleibt an dieser Stelle noch, dass der Staat Kalifornien mittlerweile in der Frage der
Zusammensetzung des Vorstands des CAISO, die die FERC in ihrer Verordnung vom 15. Dezember
2000 aufwarf, selbst aktiv geworden ist. Mit der Annahme des AB X1_5 am 18. Januar- 2001
(California Legislature 2001d) wurde der Gouverneur zur Bildung eines neuen CAISO-Vorstands
verpflichtet. Dieser hat die Ermichtigung binnen weniger Tage ausgeschopft, so dass mittlerweile ein
aus Sicht des Gouverneurs unabhingiger CAISO-Vorstand seine Arbeit aufgenommen hat. Zusétzlich
bremst das Gesetz die urspriinglich beabsichtigte und mittlerweile von der FERC ausdriicklich ge-
wiinschte riumliche Erweiterung des CAISO-Gebiets auf umliegende Bundesstaaten.!13

SchlieBlich zeichnet sich noch eine weitere Entwicklung ab, die iiber das bisher Geschilderte hin-
ausgehen konnte. Bislang ist Kaliforniens Stromwirtschaft zum iiberwiegenden Teil in privater Hand.
Der Anteil staatlicher und genossenschaftlicher Stromunternehmen ist gemessen am U.S.-Durchschnitt
unterdurchschnittlich. Das konnte sich @ndern. Nach den jlingsten Plinen des Gouverneurs erwigt der
Staat Kalifornien, die bislang im Besitz der drei groflen alteingesessenen Unternehmen befindlichen
Ubertragungsanlagen zu iibernehmen. Diese Verstaatlichung wird dabei in der Presse und in den Ver-
lautbarungen des Gouverneurs iiberwiegend als ,bail-out“-MaBinahme fiir die vor dem Konkurs ste-
henden Stromunternehmen verstanden.!14 Unabhingig von der Frage, wie ein derartiges Vorgehen
beispielsweise aus ordnungspolitischer Sicht zu beurteilen ist, und unabhéngig von der Frage, wer fiir
die derzeitigen Vorginge verantwortlich ist, wer also eigentlich die Kosten zu tragen hitte, wire es
eine besondere Ironie der kalifornischen Restrukturierung, wenn eine unter dem Wettbewerbsziel ge-
startete Reform mit der aus der Not geborenen Verstaatlichung wesentlicher Teile der Stromwirtschaft
enden wiirde.

4. Eine kurze Kritik der bisherigen Mafinahmen auf kalifornischer Ebene

Die im Sommer 2000 und im Januar 2001 ergriffenen Mafinahmen seitens des Gesetzgebers und der
Regulierungskommission sind in weiten Teilen als kurzfristig orientierte ,,Notmainahmen* zu inter-

12 pie Zweijahresbefristung der DWR-Aktivitdten ist hierbei nicht so zu verstehen, dass das DWR nur Stromlieferungen
fiir die néchsten zwei Jahre kontrahieren darf. Vielmehr darf es durchaus Terminvertrige mit sehr viel lingerer Laufzeit
schlieBen. Im Gesetz findet sich kein Hinweis auf eine Beschrinkung der Laufzeiten. Die Befristung bezieht sich allein
auf den Abschluss von Kaufvertrigen, nicht auf die Durchfithrung und auch nicht auf den Verkauf von Strom, sondern
allein auf den Kauf durch das DWR. Deutlich wird daher, dass der Gesetzgeber die nunmehr beschlossene aktive Rolle
des Staates als Stromhindler durchaus auch linger als zwei Jahre einnehmen kann. Es wird jedoch offenbar auch aus
Sicht des Gesetzgebers davon ausgegangen, dass in zwei Jahren die Knappheiten durch Kraftwerksneubauten derart an
Bedeutung verloren haben werden, dass die Rolle des Staates wieder abnehmen kann.

113 »Nebenbei* wird CAISO in dem AB X1_5 auch dazu verpflichtet, tiglich via Internet Listen der kalifornischen Kraft-
werke zu verdffentlichen, die geplante oder ungeplante Ausfille aufweisen.

114 Vgl. z.B. Dow Jones Meldungen unter whittp://www.work.com/index.asp?layout=story_ind_news&vertical=Energy
&industry=Utilities&doc_id=39049& wdayi=28.



82

pretieren, die insbesondere die Auswirkungen der hohen Strompreise auf die Endkunden dimpfen
sollen. Die zugrunde liegenden Probleme werden hierdurch allerdings nicht wirklich angegangen,
sondern letztlich nur vertagt, unter Umstinden sogar noch weiter verstirkt (die Mafinahmen zur Libe-
ralisierung des Kraftwerksneubaus und des Terminhandels sind von dieser Einschitzung allerdings
ausdriicklich auszunehmen).!13

Zunichst seien die MaBBnahmen im Sommer 2000 betrachtet. Es ist davon auszugehen, dass die be-
schlossene Wiedereinfithrung der Preisregulierung fiir Endkunden von SDG&E die Probleme mittel-
fristig eher noch verschirfen wird. Die Preisobergrenze fiir SDG&E-Endkunden senkt die Nachfrage-
elastizitit weiter, erhoht damit tendenziell die Knappheiten und auch die Gefahr von Systemzusam-
menbriichen. Dariiber hinaus wirkt sie preiserhthend auf den Grohandelsmirkten. Die auch hierdurch
erhéhten Verluste der alteingesessenen Stromunternehmen im Stromweiterverkauf werden vermutlich
eine vollstindige Liberalisierung des Stromhandéls weiter hinauszgern, da die Unternehmen dhnlich
der urspriinglichen ,,stranded-cost*-Problematik eine Kompensation fiir diese Verluste verlangen wer-
den.

Dies kann auf eine Neuauflage einer CTC hinauslaufen, deren Ermittlung und Berechnung schon
bislang die Liberalisierung des Stromhandels verzogerte. Die damit zu assoziierende verlidngerte Frist
bis zu einer weiteren Liberalisierung (eigentlich sollte das Ubergangsmodell ja spitestens zu Beginn
des Jahres 2002 auslaufen) wire nur dann nicht zu erwarten, wenn die Regulierer den endverkaufen-
den Stromunternehmen starke Anreize geben wiirde, die Nachfrage preiselastischer werden zu lassen.
Gesetzt den Fall, den Unternehmen wiirde glaubhaft gemacht, dass sie unter keinen Umstidnden eine
Entschiadigung fiir die ihnen entstehenden Verluste erhalten werden, hitten diese in der Tat starke der-
artige Anreize (die sich etwa in Form von umfangreichen Nachfragereduktionsprogrammen, deutlich
intensivierten zeitvariablen Tarifen etc. niederschlagen konnen). Mit anderen Worten: Nur wenn die
Endpreisobergrenze gegeniiber den Unternehmen tatsdchlich konsequent durchgesetzt wird und
gleichzeitig nicht zum Ruin der alteingesessenen Unternehmen fiihrt, kann sie positive Auswirkungen
entfalten.

Hieran bestanden aber bereits im Sommer 2000 deutliche Zweifel. Darauf deuten auch die Formu-
lierungen des betreffenden Gesetzes hin. Und in der Tat hat die CPUC im Januar 2001 die Endpreis-
obergrenzen um 1 Cent/kWh angehoben (CPUC 2001a). Im Hintergrund liegt der Umstand, dass die
privaten Versorgungsunternehmen mittlerweile mit dem Insolvenzrisiko und massiven Kreditwiirdig-
keitsproblemen zu kiémpfen haben (FERC 2001b: 3). Zur Einschitzung dieser Preiserh6hung muss al-
lerdings darauf hingewiesen werden, dass diese vom Ausmaf} her (rund 9 Prozent der Endkunden-
preise fiir kleine Verbraucher) nur mehr die 10-prozentige Preissenkung zu Beginn des neuen Systems
riickgidngig gemacht hat. Vom Ergebnis her haben sich also die Endkundenpreise trotz erheblich zu-
nehmender Knappheiten und Kosten fiir die meisten Kunden gegeniiber dem Stand vor den Liberali-
sierungen nicht erhoht.

Die vom Gesetzgeber beschlossenen Maflnahmen zur Liberalisierung des Kraftwerksbaus gehen
hingegen langfristig in die richtige Richtung. Es bleibt jedoch abzuwarten, ob tatsichlich eine Be-
schleunigung der Genehmigungsverfahren erreicht wird. Und es bleibt angesichts der fiir 2001 ohne-
hin erwarteten Zunahme der Kraftwerkskapazititen zu fragen, ob diese Liberalisierung nicht zu spit
kommt, um tats#chlich die realen Knappheiten temporir zu entschirfen.

Auch die MaBnahmen der CPUC zur Liberalisierung des lingerfristigen Terminhandels gingen in
eine Richtung, die Erfolg versprechend schien. Sie waren jedoch noch sehr halbherzig. Die FERC ging
diesbeziiglich in ihrer Verordnung vom Dezember sehr viel weiter. Allerdings kam sie offenbar mit ih-

115 Minderheitenmeinungen innerhalb der CPUC machen deutlich, dass zumindest einige der Entscheidungstriger dies auch
so sehen. Vgl. das der Verordnung vom August (CPUC 2000a) beiliegende Statement des Commissioner Bilas.
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rer verordneten Liberalisierung des Stromterminhandels zu spit, zumindest kurzfristig betrachtet.116
Die Kreditwiirdigkeit der zwei groBen alteingesessenen Unternehmen war bereits derart beschidigt,
dass diese die neuen Freiheiten nicht mehr ausnutzen konnten, langfristige Liefervertrige an der
CalPX vorbei schliefen zu kénnen.

Kommen wir damit zu den jiingsten Manahmen. Sind die Notstandsverordnung und die neuen Ge-
setze vom Januar/Februar 2001 wirkliche Belege dafiir, dass die ,,Liberalisierung der US-Strommiirkte
am Ende" ist, wie es beispielsweise das Handelsblatt am 22. Januar 2001 konstatierte?117 Und dies
nur knapp drei Jahre, nachdem das kalifornische Experiment seinen Anfang nahm?

Uber den Umstand hinaus, dass mit dem Gesetz vom 18. Januar 2001 (AB 1X_6) die Erzeugung der
alteingesessenen Unternehmen der direkten Regulierung durch die CPUC unterworfen wird, ist fest-
zuhalten, dass der Gesetzgeber mit den in AB 1X_1 kodifizierten MaBnahmen im Grunde genommen
eine weitere staatliche Stelle mit der Regulierung des Strommarkts beauftragt. Zu CEC, CPUC und
CEOB als Regulierungskommissionen tritt ndmlich nunmehr das Amt fiir Wasserressourcen als Han-
delsinstitution hinzu. Dieser Institution wird durch die zur Verfiigung gestellten Finanzvolumina und
Finanzierungsmdoglichkeiten ein erheblicher Einfluss auf die GroBhandelstransaktionen insgesamt ein-
gerdumt. Faktisch existieren somit mittlerweile zwei bzw. drei direkt vom Staat geschaffene Strom-
handelsorganisationen nebeneinander: Die privatwirtschaftlichen Organisationen CAISO und CalPX
insbesondere fiir den kurzfristig orientierten Stromhandel und das DWR fiir den eher lidngerfristig ori-
entierten Stromhandel, dessen Aktivititen in direkter Konkurrenz vorwiegend zum Block-forwards-
Handel der CalPX und den bilateralen Vertrigen stehen. Die Rolle des Staats nimmt also deutlich zu,
sowohl als Stromhiindler als auch als Regulierer.

Das Ziel dieser jlingsten Mafinahmen gerade hinsichtlich der Etablierung einer neuen Stromhan-
delsinstitution ist hierbei allerdings nicht ganz klar. Wenn es nur darum gehen wiirde, Alternativen
zum Handel via CalPX zu schaffen, warum werden dann nicht die bisherigen Restriktionen fiir den
Terminhandel der drei groBen alteingesessenen Unternehmen vollstindig beseitigt? Geht es eher
darum, neben der CalPX eine weitere (vertrauenswiirdigere?) Handelsinstitution unter staatlicher
Kontrolle zu schaffen? Ist dies als Moglichkeit intendiert, der offenbar nicht zufriedenstellenden Re-
gulierung des GroBhandels durch die FERC zu entgehen und somit faktisch den GroBShandel einer Re-
gulierung durch den Bundesstaat Kalifornien zu unterwerfen? Oder geht der Gesetzgeber tatsichlich
davon aus, allein der Staat konnte kostengiinstige Stromvertrdge schlieBen? Dies wire zumindest ein
augenfilliger Widerspruch zu den vielfdltigen empirischen Erfahrungen mit den ehemals strikt regu-
lierten Strommadrkten, die ja gerade Indizien fiir die Ineffizienz staatlicher Lenkung im Stromhandel
lieferten.

Ein letzter Grund kann in der besseren Kreditwiirdigkeit des Staates liegen. Insgesamt betrachtet,
scheint diese Motivation die plausibelste Erkldrung fiir das Vorgehen der Legislative zu sein. Es kann
wohl davon ausgegangen werden, dass die Etablierung des DWR als Stromhandelsagentur wesentlich
darin begriindet liegt, dass die alteingesessenen Unternehmen angesichts ihrer rapide gesunkenen
Kreditwiirdigkeit kaum mehr Strom kaufen konnen und sie daher auch die durch die FERC-Verord-
nung geschaffenen Freirdume fiir bilaterale Vertrige tiberhaupt nicht mehr ausschépfen kénnen.

Die Ironie liegt nun darin, dass der Staat Kalifornien, d.h. in diesem Fall der Gesetzgeber und die
CPUC, Entscheidungen zur Liberalisierung des lingerfristigen Terminhandels der groBen Stromunter-

1 _16 Vgl. hierzu die (letzte) Stellungnahme des scheidenden Vorsitzenden der FERC vom 18. Januar 2001 in FERC (2001d).
Vgl. auch die in CEM (2001c) wiedergegebene Aussage des Direktors von CalPX, wonach im Oktober 2000, also vor
der Liberalisierung des Terminhandels der drei groBen Unternehmen, lingerfristige Vertrige im BFM angeboten wur-
den, deren Konditionen bei durchschnittlich 60 Dollar/MWh, also weit unter den kurzfristigen Preisen lagen: ,,We could
not get anyone to buy them. Very frustrating®.

17 Auch die Frankfurter Allgemeine Zeitung vom 19. Januar 2001 urteilt (,,Neunzig Minuten Blackout®), die jiingsten
MaBnahmen kidmen ,.einer Abschaffung der Liberalisierung” gleich.
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nehmen in einer Weise verzogert hat, dass es nunmehr zu spit zu sein scheint, iiber eine derartige Li-
beralisierung zu einer Senkung der Strompreise beitragen zu konnen. Die aktuellen Kreditwiirdig-
keitsprobleme dieser Unternehmen diirften diesen ndamlich den Abschluss lidngerfristiger Stromliefer-
vertrdge massiv erschweren. Die Kreditwiirdigkeitsprobleme selbst resultieren jedoch wesentlich aus
den Strompreiserhthungen seit dem Frithsommer 2000, gegen die sich die alteingesessenen groBen
Unternehmen nicht absichern durften. Und genau deswegen muss nun der Staat selbst einschreiten. Es
muss in diesem Zusammenhang jedoch die Frage gestellt werden, warum diesen Unternehmen nicht
vom Staat abgesicherte Kreditaufnahmen zur Entschirfung der akuten Probleme ermdoglicht werden.

SchlieBlich sei noch auf die erwihnte Neubesetzung des CAISO-Vorstands durch den Gouverneur
eingegangen: Hinter dieser Maf3nahme diirfte die heftige politische Diskussion darum liegen, inwie-
weit Schuldige auBlerhalb Kaliforniens fiir die derzeitigen Probleme verantwortlich gemacht werden
konnen. ,,Konspirationstheorien” (in den Worten des scheidenden FERC-Vorsitzenden, FERC 2001d)
erfahren derzeit eine Hochkonjunktur in Kalifornien. Abgesehen von der Frage, inwieweit dieser Vor-
stand tats#chlich als ,,unabhingig® bezeichnet werden kann (ist doch der kalifornische Staat mittler-
weile in Gestalt des Amts fiir Wasserressourcen selbst zu einem sehr groffien Stromhindler geworden),
bleibt hierbei bemerkenswert, dass dieses unilaterale Vorgehen vermutlich die Kompetenzen des
Staates Kalifornien iiberschreitet und daher auf deutlichen Widerspruch seitens des scheidenden Vor-
sitzenden der FERC gestoBen ist (,,unlawful usurpation of its [FERC] authority*, FERC 2001d).118 Es
bleibt daher auch in diesem Bereich eine erhebliche Rechtsunsicherheit, inwieweit derzeitige und zu-
kiinftige Entscheidungen des CAISO iiberhaupt bindende Wirkung entfalten konnen.

Insgesamt scheinen damit auch die jiingsten Mafilnahmen auf kalifornischer Ebene deutlicher von
kurzfristigen politischen Handlungszwéngen denn von iiberzeugenden (regulierungs-)dkonomischen
Argumenten gepragt zu sein. Hierfiir spricht auch der Umstand, dass der kalifornische Gesetzgeber die
vom AB 1890 im Jahr 1996 definierten Ziele und grundsitzlichen Instrumente fiir die wettbewerbsori-
entierte Regulierung des Stromsektors explizit unveriandert lieB. Alle jiingst verabschiedeten Gesetze,
auch das AB X1_1, lassen das grundsitzliche und kodifizierte Ziel der moglichst vollstindigen Libe-
ralisierung der Erzeugung und des Stromhandels bestehen.

Zum gegenwirtigen Zeitpunkt bleibt also offen, wohin die Entwicklung auf der kahfomlschen
Ebene l4uft. Klar ist, dass die jiingsten Mafinahmen noch keiner Abschaffung der 1996 beschlossenen
und seit 1998 eingeleiteten Liberalisierung gleichkommen. Genauso wenig wie die derzeitigen Strom-
abschaltungen als ,,direkte Folge der vor vier Jahren beschlossenen [...] Liberalisierung des kaliforni-
schen Stromsektors* (,,Neunzig Minuten Blackout®, Frankfurter Allgemeine Zeitung vom 19. Januar
2001) bezeichnet werden koénnen, ist bereits heute klar, dass das kalifornische Experiment insgesamt
politisch gescheitert ist. Gescheitert ist fraglos das Ubergangsmodell, nicht jedoch bislang das lang-
fristige Liberalisierungsmodell. Die jiingsten Entwicklungen machen allerdings auch deutlich, dass die
Gefahr weiterer Schritte, die die Liberalisierung insgesamt zuriicknehmen, nicht von der Hand zu wei-
sen sind. Gerade weil die bisherigen Maflnahmen fiir sich genommen die Probleme nicht wirklich an-
gehen, sondern sogar u.U. verschirfen, konnte sich eine Spirale hin zu einer vollstindigen Riicknahme
der (ohnehin bislang nur halbherzigen) Liberalisierungen ergeben.

118 Vgl. bereits die Anmerkungen zum bisherigen Vorgehen bei der Bildung des CAISO-Vorstands (das die Bildung des
CAISO-Vorstands durch das California Electricity Oversight Board beinhaltete und auf Widerstand seitens des FERC
stieB; mittlerweile muss das CEOB der Gouverneursentscheidung nur noch zustimmen ) in FuBnote 101.
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F. Schligt das Pendel zuriick?

L Zusammenfassung

Die Stromnachfrage in Kalifornien stellt seit dem Friithjahr 2000 extreme Anforderungen an den beste-
henden Kraftwerkspark und die Transportnetze. Dieser Kraftwerkspark selbst ist deutlich iiberaltert
und der Nachfrageentwicklung nicht angemessen. Zu diesem seit vielen Jahren aufgebauten Investiti-
onsstau hat die Regulierungspolitik wesentlich beigetragen. Insofern starteten die neuen Mirkte im
Jahr 1998 bereits mit einer erheblichen Hypothek in den Wettbewerb. Insbesondere dem signifikanten
Regulierungsrisiko der Vergangenheit sowie den komplexen und langwierigen Genehmigungsverfah-
ren ist es mit zu verdanken, dass der kalifornische Strommarkt derzeit unter erheblichen Engpéssen zu
leiden hat.

Hinzu kommen als kurzfristige Einfliisse die im Jahr 2000 sehr deutlich gestiegenen Erdgaspreise
und Emissionskosten. Die hierdurch verursachten Kosten betragen ein Vielfaches der Grofhandels-
preise in den beiden ersten Jahren der neuen Mérkte und konnen daher einen GroBteil der Preissteige-
rungen erkldren.

Dariiber hinaus tragen Marktdesignprobleme bei den CalPX- und CAISO-Mirkten dazu bei, dass
die zur Begrenzung der Preissteigerungen implementierten Preisobergrenzen nicht immer ihren Zweck
erfiillen konnen. Namentlich der Markt fiir Ersatzreserve und der Umweg via Out-of-Market-Kiufe
des CAISO geben den Anbietern die Moglichkeit, der Preisobergrenze auszuweichen. So sie
tatsdchlich bindend wurde, barg sie das Problem in sich, dass sie das Angebot weiter zuriickdringt.
Dies wurde im Winter 2000/2001 deutlich.

Neben diesen Problemen der zu knappen Angebotsressourcen und den Problemen bei der Begren-
zung der preislichen Auswirkungen dieser Knappheiten konnen auch auf der Nachfrageseite einige
zentrale Bereiche des unmittelbaren Regulierungsversagens identifiziert werden. Dieses Regulierungs-
versagen ist insbesondere den Ubergangsregelungen zu verdanken, die fiir die ersten vier Jahre gelten
und eigentlich den Ubergang zu einem stirker wettbewerblich organisierten Markt erleichtern sollten.
Tatséchlich haben sie sich mittlerweile als gro3e Gefahr fiir den Wettbewerb erwiesen. Hier sind ins-
besondere die CalPX-Bezugspflicht der alteingesessenen Unternehmen und die starre Preisobergrenze
fiir die Endkundenbelieferung zu nennen.

Die CalPX-Bezugspflicht ist dafiir verantwortlich, dass sich die drei alteingesessenen Unternehmen
nicht gegen die Strompreisentwicklungen absichern konnten. Die gesetzliche Preisobergrenze fiir die
Endkundenbelieferung wiederum ist dafiir mitverantwortlich, dass die Nachfrageelastizitit in Kalifor-
nien derzeit extrem niedrig ist. Insofern bestehen kaum wettbewerbliche, dezentrale Anreize zur kurz-
fristigen Senkung des Stromverbrauchs und damit zur Begrenzung der Strompreisentwicklung.

Die Reaktionen des Gesetzgebers und der Regulierer auf Bundes- und Staatsebene auf die derzeiti-
gen Entwicklungen geben bislang keinen Anlass zur Hoffnung auf ziigige Losungen der Probleme.
Zwar hat der Staat jiingst einige Ubergangsregulierungen suspendiert. Hierzu zihlt die spite Umkehr
von der Vorgabe an die alteingesessenen Unternehmen, sich von eigenen, restlichen Kraftwerken tren-
nen zu miissen. Das regulierungspolitische Postulat des eigentumsrechtlichen ,,unbundling” von Er-
zeugung, Transport und Endverkauf ist damit fast drei Jahre nach dem Start der neuen Mirkte wieder
aufgehoben worden. SchlieBlich zeichnen sich auch temporire Lockerungen bei der Genehmigung von
neuen Anlagen ab.

Aber diese Mafinahmen sind im Wesentlichen als kurzfristige, reine Notmanahmen zu verstehen,
die die eigentlichen Probleme nicht wirklich angehen. Die zentrale Frage, in welcher Weise auf der
GroBhandelsebene iiberhaupt noch Stromhandel abgewickelt werden kann und wie er reguliert werden
wird, die Fragen, ob (gegebenenfalls wann und inwieweit) der Stromendhandel dereguliert werden und
wie mit den Kosten der derzeitigen Endpreisobergrenzen umgegangen werden soll, und schliefilich
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auch die Frage, wie sich die féderale Kompetenzaufteilung weiter entwickeln wird, sind derzeit weit-
gehend ungeklirt.

Exemplarisch fiir die derzeitige Situation ist der Umstand, dass die Existenz der CalPX, einer zen-
tralen Institution der mit den Reformen geschaffenen neuen Mirkte, durch die jiingste FERC-
Entscheidung und die finanziellen Probleme der alteingesessenen Unternehmen in Frage gestellt wird,
ohne dass bislang wirkliche Alternativen fiir den fraglos notwendigen kurzfristigen Terminhandel ge-
schaffen worden sind. Dies sind fiir den CAISO Extrembedingungen und stellt den Ausgleichshandel
vor unvorhergesehene Anforderungen. Dabei ist auch zu beachten, dass der Wegfall des CalPX-
Handels die Situation per se kaum verbessern kann, da auch in den benachbarten Regionen der Strom
knapp ist und die Preise stark angezogen haben (vgl. FERC 2000c und sehr aktuell FERC 2001e).
Selbst wenn ein Teil der Probleme dem CalPX-Handel zu verdanken ist, kann ein Ausweichen auf an-
dere kurzfristig orientierte Handelsinstitutionen und/oder auf lingerfristige Vertrige fiir sich genom-
men nicht die Losung der Probleme sein. Es bleibt zu befiirchten, dass durch die Aktionen der Regu-
lierungskommissionen und des Gesetzgebers bei den Stromverbrauchern (und Wihlern) Hoffnungen
geweckt werden, die sich nicht erfiilllen konnen. Die fehlende Kohidrenz der neuen Bestimmungen
schafft erhebliche Unsicherheiten. Dies konnte die dringend benétigten Investitionen in neue Erzeu-
gungs- und Transportanlagen negativ beeinflussen.

IL. Schlussfolgerungen

Das kalifornische Beispiel kann zum gegenwiértigen Zeitpunkt nicht als Beleg fiir die These herange-
zogen werden, dass Wettbewerb in der Stromwirtschaft nicht machbar oder generell mit zu hohen
Kosten fiir die Kunden verbunden sei. Hiergegen sprechen zwei zentrale Argumente:

Erstens sollte es nicht iiberraschen, dass ein Markt, der durch bindende Kapazititsrestriktionen ge-
kennzeichnet ist, hohe Preise mit sich bringt. Dies ist normal und sollte durch die Preissignale zu einer
Erhohung der Investitionen fithren. Die hohen Preise sind somit gleichzeitig die Ursache fiir deren zu-
kiinftige Beseitigung. So funktioniert ein Markt. Und die verfiigbaren Informationen iiber Kraftwerks-
neubauten deuten recht iiberzeugend darauf hin, dass dieser Prozess im Gange ist und mit einer deutli-
chen Abnahme der Knappheiten zu rechnen ist. Die entscheidende Frage lautet daher, ob dem Markt
von politischer Seite her Zeit gelassen wird, sich zu entwickeln, oder ob das kalifornische Experiment
vorzeitig abgebrochen wird.

Zweitens kann das kalifornische Beispiel schon deshalb nicht als Kronzeuge gegen eine Deregulie-
rung herhalten, weil es sich im betrachteten Zeitraum wahrlich nicht um einen deregulierten Markt
handelte. Zwar finden sich in den Verordnungen und Gesetzen, die die Reformen initiierten, viele Be-
kenntnisse zum Wettbewerbsprinzip und zu den erhofften Vorteilen aus der Umsetzung desselben.
Tatsichlich wurden aber derart viele detaillierte Regulierungsvorschriften erlassen, dass ohne Zweifel
von einem sehr partiell liberalisierten statt von einem deregulierten Strommarkt die Rede sein muss.
Hierbei ist zuvorderst die Partizipationspflicht der alteingesessenen Stromunternehmen an der zentra-
len Stromborse CalPX zu nennen, aber auch zahlreiche weitere Bestimmungen tangieren den Handel
mit Strom: Die Beibehaltung bzw. Wiedereinfiihrung der Endpreisregulierung diirfte zu einer sehr ge-
ringen Nachfrageelastizitit beitragen und damit die Probleme verschirfen.

Die verfiigbaren Indizien weisen daher darauf hin, dass die derzeitigen Probleme eher einer zu star-
ken und inkonsistenten Regulierung denn einer Deregulierung zu verdanken sind. Faktisch wurde
niamlich zumindest fiir eine Ubergangszeit und zumindest fiir die drei groBen Stromunternehmen ein
Poolmodell und kein Common-Carrier-Modell etabliert. Dieses Poolmodell, ohnehin gekennzeichnet
durch eine recht strikte Regulierung des Stromhandels, wurde zusitzlich noch durch das generelle
Verbot langfristiger Vertrige und die strikte Endpreisregulierung ergénzt.
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Dieser Punkt wird inzwischen auch von den Regulierern zugegeben, insbesondere von der FERC
und in etwas geringem Mafle auch von der CPUC. Die FERC fiihrt hierzu in ihrer Verordnung vom
November aus: ,,The California experience has highlighted the dangers of hard-wiring a market design
that is inflexible and cannot adapt to need changes. [...] In California, we are confronted with a situa-
tion where market participants have to work around overly prescriptive market institutions and re-
quirements which have become an impediment to the efficient operation of the marketplace and which
have harmed consumers‘ (FERC 2000d: 18).

Derzeit nihrt eine Regulierung die ndchste, und es besteht die Gefahr, dass das eigentliche Ziel der
Reformen, iiber eine Liberalisierung vor allem des Handels eine Effizienzverbesserung in Erzeugung
und Verwendung zu erreichen, in immer weitere Ferne riickt. Daraus folgt: Der Versuch, fiir die ehe-
maligen Monopolisten ein striktes Poolmodell vorzuschreiben, diesen Unternehmen langfristige Absi-
cherungsvertriige zu untersagen und gleichzeitig eine Erhohung der Endkundenpreise zu verbieten, ist
gescheitert. Das als Ubergangsmodell fiir die ersten vier Jahre gewihlte hybride Modell kimpft nicht
mehr um sein Uberleben, es ist tot.

Welche Schlussfolgerungen konnen fiir die weitere kalifornische Regulierungspolitik gezogen wer-
den? Wenn das grundsitzliche Ziel einer wettbewerbsorientierten Stromwirtschaft weiterhin verfolgt
werden soll, wenn also aus dem Scheitern des Ubergangsmodells nicht das Scheitern des Liberalisie-
rungsmodells als Ganzes folgen soll, muss die Antwort wohl vielgestaltig sein.

— Zum einen miissen die weiterhin bestehenden Restriktionen fiir den Zubau neuer Anlagen in Erzeu-
gung und Transport iiberpriift werden. Dies verlangt auch eine kritische Uberpriifung der bisherigen
Freirdume fiir Trittbrettfahrerverhalten und Kirchturmpolitiken. Die Alternative hierzu konnte nur
in einer deutlichen Senkung der Gesamtnachfragemengen bestehen. Zum gegenwirtigen Zeitpunkt
muss aber stark bezweifelt werden, ob die hierfiir notwendigen Preissteigerungen oder administrativ
verfiigten Stromsperren ein gangbarer Weg sind.

— Zum anderen miissen den Stromunternehmen deutlich gréfere individuelle Freirdume zur Absiche-
rung ihrer Risiken eingerdumt werden. Dies betrifft vor allem die weiterverkaufenden Stromunter-
nehmen, deren Strombeschaffungsmdoglichkeiten weitgehend dereguliert werden sollten. Nur dann
haben diese Stromunternehmen die Moglichkeiten und Anreize, ein ihren Bediirfnissen und Infor-
mationen entsprechendes Risikoportfolio zu wihlen. Die Argumente, die anfangs fiir eine Regulie-
rung der Strombeschaffung der alteingesessenen Unternehmen gesprochen haben mogen, sind
mittlerweile weggefallen. Eine Liberalisierung wiirde die Regulierung in stirkerem Mal aus der ju-
ristischen Verantwortung fiir das finanzielle Wohlergehen der Stromverkaufsunternehmen entlassen
und auch die derzeit bereits am Horizont aufziehende abermalige ,,stranded cost“- Problematik ent-
schirfen.

— Dariiber hinaus miissen den Nachfragern stirkere Anreize zur effizienten Energieverwendung als
bislang gesetzt werden. Dies spricht eindeutig gegen eine Beibehaltung strikter Endpreisobergren-
zen und stattdessen dafiir, die Nachfrager ihre eigenen Strombezugsvertrige selbst wihlen zu las-
sen. Dann konnen sie selbst entscheiden, in welchem Ausmalf sie sich gegen Preiserh6hungen absi-
chern und inwieweit sie die Einsparmoglichkeiten aufgrund stark zeitvolatiler Preise ausschopfen
wollen. Erste Indizien dafiir, dass die Nachfrager sich der Knappheiten bewusst sind, liegen vor.
Nun kommt es vor allem darauf an, die dezentralen Anreize zur effizienten Energieverwendung und
ggf. zur Energieeinsparung zu verstidrken, um hierdurch die Notwendigkeit fiir zentral gesteuerte
und undifferenzierte Stromabschaltungen zu verringern. Dies erfordert auch die Priifung, ob die In-
stallation von Stunden-Strom-Zihlern forciert werden sollte.

— SchlieBlich muss im Interesse insbesondere der politischen Tragfahigkeit des generellen Liberalisie-
rungsziels wohl iiber eine gezielte und temporire Regulierung einzelner Erzeuger nachgedacht wer-
den, um die Auswirkungen der Marktmachtprobleme der GroBhandelsebene auf die Endkunden zu
begrenzen. Entscheidend hierbei diirfte die Losung des schwierigen Trade-offs zwischen Allokati-
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onseffizienz und der damit notwendigen Investitions- und Verwendungsanreize auf der einen Seite
und der Verteilungseffekte auf der anderen Seite sein. Gleichzeitig miissen die politischen Ent-
scheidungstriger kldren, inwieweit sie bereit sind, Losungen fiir die wesentlich durch politische
Entscheidungen verursachten finanziellen Probleme der beiden grofen alteingesessenen Stromun-
ternehmen bereitzustellen.

Ein im Nachhinein grofler Fehler der Regulierung war die Etablierung der Zwangspartizipation der
drei groBen Stromunternehmen und das alleinige Setzen auf den kurzfristigen Stromhandel via CalPX:
Wenn die weiterverkaufenden Stromunternehmen iiber einen groBeren Anteil an ldngerfristigen Be-
zugsvertrdgen in ihrem Beschaffungsportfolio verfiigt hitten, wéren die politisch hochbrisanten Ver-
teilungsprobleme deutlich kleiner. Gleichzeitig hitten die hohen kurzfristigen Strompreise korrekte
Signale fiir die Stromverbraucher und fiir den Zubau neuer Kraftwerke liefern kénnen. Ein ebenso
groBer Fehler bestand darin, die Transaktionen und Konditionen auf den kurzfristigen GroB3handels-
mirkten weitgehend zu deregulieren, ohne gleichzeitig die Bedingungen dafiir zu schaffen, dass hohen
Preisen zeitnah durch den Zubau neuer Anlagen begegnet werden konnte.

SchlieBlich ist auch darauf hinzuweisen, dass die aktuelle Entwicklung, die auf die Zahlungsunfi-
higkeit der alteingesessenen Unternehmen PG&E und SCE hin zu arbeiten scheint, grundsitzliche
Fragen zur Glaubwiirdigkeit der Regulierung aufwirft. Wenn es richtig ist, dass die derzeitigen finan-
ziellen Probleme dieser Unternehmen wesentlich auf das Zusammenwirken zweier Regulierungsvor-
schriften — Zwangspartizipation auf dem GroB3handelsmarkt und starre Preisobergrenze auf dem Ein-
zelhandelsmarkt — zuriickgefiihrt werden miissen, dann wire es unter dem Aspekt des Verursacher-
prinzips ein bizarres Ergebnis der Restrukturierungen von 1995/1996, wenn PG&E und SCE Konkurs
anmelden miissten. Damit stellt sich auch die Frage, inwieweit sich hier ein neues Regulierungsrisiko
offenbart, das in dieser Groenordnung und in diesen Auswirkungen in den Vereinigten Staaten bis-
lang unbekannt war.

Positiv an den kalifornischen Ereignissen ist, dass es aufgrund der unterschiedlichen Regulierungen
und Ergebnisse in den Vereinigten Staaten klar wird, dass es sich hierbei nicht um eine unvermeidbare
»Naturkatastrophe* handelt. Vielmehr kann recht deutlich herausgearbeitet werden, wer wofiir die
Verantwortung trigt. Das oft gescholtene Nebeneinander mehrerer Regulierungsregime in den Verei-
nigten Staaten und die hiermit einhergehende Transparenz iiber alternative Regulierungsansitze und
Regulierungsergebnisse berechtigt im Prinzip zur Hoffnung auf Besserung, hilft bei der regionalen
Begrenzung von Fehlentwicklungen und bietet Beobachtern in anderen Bundesstaaten und Léndern
die Chance, von den Fehlern anderer zu lernen. Dies trigt durchaus den Charakter eines Wettbewerbs
der Regulierer und eines Wettbewerbs der Regulierungskonzepte. Das kalifornische Experiment
verdeutlicht, dass ein ,,optimales” Design fiir Strommarktreformen nicht einfach zu finden ist und dass
der Teufel in den Details liegt, im kalifornischen Fall insbesondere in den — auch von akademischen
Beobachtern — oftmals vernachlissigten Ubergangsregulierungen. Nur sehr wenige Beobachter hatten
die im Nachhinein wenig iiberraschenden Entwicklungen auf den GroBhandelsmérkten antizipiert. Der
Blick auf das langfristige Ziel hatte den Blick auf die moglichen Gefahren der ja nur temporér
geltenden Regulierungen im Bereich des Stromhandels getriibt. Es ist eine auch aus wissenschaftlicher
Sicht spannende Frage, ob der Wettbewerb der Regulierungsansitze als Entdeckungsverfahren fiir
bessere Losungen fungiert oder ob das Scheitern eines einzelnen, wenngleich prominenten
Experiments zum Scheitern oder Abbremsen des gesamten Wettbewerbsansatzes fiir die
Stromwirtschaft in den Vereinigten Staaten fithren wird.

Das kalifornische Ubergangsmodell ist gescheitert. Die Frage lautet, was hieraus politisch in Kali-
fornien und anderswo folgen wird.
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1. Ausblick

Derzeit wichst die Gefahr, dass die politische Tragfihigkeit des Wettbewerbsansatzes in der Strom-
wirtschaft weiter erodiert. Auch wenn das kalifornische Experiment noch nicht politisch gescheitert ist
in dem Sinne, dass die (ohnehin nur partiellen) Liberalisierungen aus der Zeit 1995/1996 vollstindig
zuriickgenommen worden sind: Zum gegenwiirtigen Zeitpunkt muss als offen gelten, ob der kaliforni-
sche Strommarkt auf dem Weg zu einer stiirkeren wettbewerblichen Offnung oder aber im Gegenteil
auf dem Weg zu einer massiven Wiedereinfilhrung der Regulierung ist. Es ist ungeklirt, wohin die
Reise geht.

Es ist sogar vorstellbar, dass das offenbarte erhebliche Regulierungsrisiko einen dauerhaften Riick-
schlag nicht allein fiir den wettbewerblichen Ansatz, sondern auch fiir die Rolle privatwirtschaftlicher
Unternehmen in der U.S.-amerikanischen Stromwirtschaft bedeuten kénnte. Immerhin deutet die In-
stallation des kalifornischen Amts fiir Wasserressourcen als staatliche Handelsagentur darauf hin, dass
der kalifornische Gesetzgeber selbst anerkennt, dass unter den derzeitigen instabilen politischen Um-
feldbedingungen eine privatwirtschaftliche Losung mit erheblichen Problemen verbunden ist. Bei ei-
nem politischen Scheitern des kalifornischen Wettbewerbsmodells kann vermutet werden, dass dies
Vorbildcharakter fiir andere Staaten in den Vereinigten Staaten haben wird, wie es zuvor auch die Li-
beralisierung hatte. Eine dariiber hinausgehende mogliche Verstaatlichung von Teilen der Stromwirt-
schaft — deren Moglichkeit derzeit fiir den Fall Kalifornien nicht von der Hand zu weisen ist — hitte
vermutlich noch sehr viel weiter gehende Folgen.
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