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VOORAF

De COMMISSIE VOOR DE REGULERING VAN DE ELEKTRICITEIT EN HET GAS (CREG)
onderzoekt in deze studie de werking van en de prijsevolutie op de Belgische
groothandelsmarkt voor elektriciteit tijdens de periode van 1 januari 2012 tot en met 31
december 2012. De CREG maakt sinds 2007 jaarlijks een dergelijke studie.

De bedoeling van deze studies is om alle belanghebbenden te informeren over een aantal
belangrijke aspecten van de Belgische elektriciteitsmarkt, zijnde de interconnecties met het
buitenland, de uitwisseling van elektriciteit op de elektriciteitsbeurzen, de productie, de

consumptie en de balancing.

Er wordt zoveel mogelijk een historiek gegeven van de laatste 6 jaren (2007-2012). Op deze
manier kan de lezer een beter begrip krijgen van de evolutie van de groothandelsmarkt.

Het Directiecomité van de CREG heeft de onderhavige studie goedgekeurd op zijn vergadering
van 30 mei 2013.
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SAMENVATTING

Deze studie behandelt de werking van de Belgische groothandelsmarkt voor elektriciteit in
2012. Om een beter inzicht te geven van de evolutie in 2012 wordt in de studie vaak de periode
van 2007 tot 2012 beschouwd.

A. Productie

De totale productie' in 2012 in de Elia-regelzone wordt door de CREG geschat op 70 TWh
tegenover 78 TWh in 2011 en 83,5 TWh in 2010: dat is een daling met 10% tegenover 2011 en
met 16,5% tegenover 2010. Het marktaandeel van Electrabel is 69% in 2012 wat betreft de
geproduceerde energie en is gedaald in vergelijking met 2011 (73%). Het marktaandeel dat
Electrabel verloor is grotendeels ingenomen door kleine spelers (<2%) die hun gezamenlijk
marktaandeel zagen stijgen naar 7%. In 2007 had Electrabel nog een aandeel van 87% wat

productie betreft. Ondanks deze daling is de productiemarkt nog zeer sterk geconcentreerd.

De nucleaire centrales produceerden in 2012 38,7 TWh, een daling van 7,3 TWh ten opzichte
van 2011. Dat is te verklaren doordat twee nucleaire centrales (Doel 3 en Tihange 2, samen
2.000 MW) vanaf augustus 2012 onbeschikbaar werden voor de rest van het jaar. Het aandeel
van de nucleaire productie kon zich handhaven op 55% wegens de totale daling van de
productie in Belgié. De gascentrales produceerden 21,3 TWh in 2012, een daling van 2 TWh
ten opzichte van 2011. De steenkoolcentrales produceerden 5,1 TWh, een stijging met 0,6 TWh

ten opzichte van 2011. De andere brandstoftypes produceerden minder dan 7%.

In 2012 waren er 11 STEG’s beschikbaar in de Elia-regelzone die samen 15,3 TWh
nomineerden; dat is 17,6% minder ten opzichte van 2007 ondanks het feit dat er sinds 2007
drie STEG’s bijkwamen. Daardoor verlaagde de gemiddelde in day-ahead genomineerde
productie per STEG van 2,3 TWh in 2007 tot 1,4 TWh in 2012 of een vermindering met bijna
40%. Ondanks deze dalende productie boekten de STEG’s in 2011 en 2012 een brutomarge
die de CREG schat op meer dan 35 miljoen euro per eenheid van 420 MW, indien de
eenheden op voorhand verkocht waren op de langetermijnmarkt volgens een driejarige
indekstrategie, wat als referentie kan dienen. Dat is hoger dan in 2009 en 2010. Dit is te
verklaren door de optimalisatie van de STEG op de kortetermijnmarkt. De CREG benadrukt dat

dit geen indicatie is voor de toekomstige winst die een STEG kan maken.

! Zie definitie in paragraaf 2
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B. Consumptie

In totaal was in 2012 de elektriciteitsafname? in de Elia-regelzone 81,7 TWh, een daling ten
opzichte van 2011 met 2%. De maximale afname was 13.369 MW, iets meer dan in 2011, maar
lager dan in de periode 2006-2010, ondanks de koudegolf in februari 2012. Algemeen stelt de
CREG een dalende trend van de elektriciteitsafname vast. Tevens daalt de variabiliteit van

de elektriciteitsafname, zowel binnen de dag als tussen twee opeenvolgende dagen.

In 2012 had het weer slechts weinig impact op het verbruik. Enkel in februari, juni en augustus
steeg het verbruik door de weersomstandigheden. In februari was er een koudegolf waardoor
de vraag voor verwarming steeg, terwijl er in juni en augustus verschillende hittedagen waren

waardoor het elektriciteitsverbruik steeg als gevolg van een hogere vraag voor airconditioning.

De decentrale niet-stuurbare productie zoals productie door zonnepanelen wordt door de CREG
beschouwd als negatieve consumptie. De impact van de productie door zonnepanelen is ook in
2012 sterker geworden. De CREG schat de gemiddelde productie rond 13u op 620 MW in 2012
tegenover 382 MW in 2011. De maximale productie op de middag schat de CREG op 1.376
MW in 2012 tegenover 846 MW in 2011. De minimale productie op de middag is kleiner dan 50
MW.

De CREG stelt vast dat de kwaliteit van de voorspellingen van de elektriciteitsafname die Elia
doet voor de volgende dag in 2012 verbeterd is.

C. Uitwisseling van elektriciteit

De elektriciteitsprijs op de kortetermijnmarkt Belpex Day-Ahead Markt was in 2012
gemiddeld 47,1 €/ MWh. Dat is nagenoeg gelijk aan de gemiddelde prijs in Frankrijk (47,1
€/MWh) maar 4,4 € MWh hoger dan in Duitsland (42,7 €/ MWh). De Belgische prijs is 1 € MWh
lager dan in Nederland (48,1 €/MWh). Ondanks de onbeschikbaarheid van twee kerncentrales
waren de prijzen op de Belpex DAM de laatste drie maanden niet noemenswaardig hoger ten
opzichte van de gemiddelde jaarprijs. Ook de volatiliteit van de DAM-prijs bleef op min of meer

gelijk niveau als de jaren 2009-2011.

De Belpex DAM-prijs is gekoppeld aan de prijzen van de Franse, Nederlandse en Duitse

markten. In 2012 is er minder prijsconvergentie tussen Frankrijk, Nederland en Duitsland dan in

2 Zie definitie in voetnoot 11 van paragraaf 58.
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2011. In 2012 waren de prijzen in Frankrijk, Belgié, Nederland en Duitsland 46,4% van de tijd
gelijk tegenover 65,8% van de tijd in 2011. De frequentie van de negatieve prijzen in Duitsland
is in 2012 nog gestegen ten opzichte van 2011 en dankzij de prijskoppeling waren er voor het
eerst gelijktijdig negatieve prijzen in de landen van de CWE-regio®.

Op Belpex DAM werd er 16,5 TWh verhandeld, wat overeenkomt met 20% van de jaarlijkse
elektriciteitsafname van het Elia-net. Dat is een record en een forse stijging ten opzichte van
2011. De marktresiliéntie, een maat voor liquiditeit, van de Belpex DAM is in 2012 iets
verminderd ten opzichte van 2011: met een extra vraag van 500 MW zou de prijs in 2011
gemiddeld gestegen zijn met 2 €/ MWh. De marktresiliéntie verminderde in februari 2012, ten

gevolge van de koudegolf in die maand, en in december 2012.

Het marktaandeel van de top 3 kopers op Belpex DAM is in 2012 net boven 50%, net zoals in
2010 en 2011. Het aandeel van de top 3 verkopers zakte in 2012 tot onder 30%. Dat is
voornamelijk te verklaren doordat er meer werd geimporteerd en doordat de verkoop door
spelers op de Belpex DAM daalde. 70% van het totale volume dat door spelers op Belpex DAM
wordt aangekocht gebeurt via LimitOrders met de maximale biedprijs van 3.000 €/ MWh. De rest

wordt aangekocht via een biedorder met een biedprijs lager dan 3.000 /MWh.

De elektriciteitsprijs op de langetermijnmarkt Endex BE wordt opgedeeld volgens type
contract: voor levering in 2012 werd gemiddeld 47,6 €/ MWh betaald voor een month ahead
contract, gemiddeld 49,1 €/ MWh voor een quarter ahead contract en 55,2 €/ MWh voor een year
ahead contract. Voor energie op de spotmarkt Belpex DAM werd 47,1 €/ MWh betaald. Hieruit
blijkt dat voor 2012 geldt dat hoe langer de prijs op voorhand wordt vastgelegd (en voor een
langere periode), hoe hoger de gemiddelde prijs is. Gemiddeld is dit ook geldig voor de
volledige periode 2007-2012: een month ahead, quarter ahead en year ahead contract is
gemiddeld respectievelijk 6,6%, 11,2% en 16,1% duurder dan de Belpex DAM.

Wanneer de prijzen op de langetermijnmarkt voor year ahead in Belgié vergeleken wordt met
deze in Frankrijk, Nederland en Duitsland, dan blijkt dat de prijzen in de vier landen de voorbije
jaren dicht bij elkaar liggen, maar is er de laatste maanden van 2012 een divergentie, met de
goedkoopste prijzen in Duitsland, en de duurste in Nederland. In december 2012 werd er voor
een year ahead contract voor levering in Belgié gemiddeld 49 €/ MWh betaald, in Nederland was
dat 51,8 €/ MWh en in Duitsland 45,6 €/ MWh.

®De CWE-regio omvat Frankrijk, Belgié, Nederland en Duitsland.
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De elektriciteitsprijzen op korte en middellange termijn worden voor een deel beinvioed door de
prijs van brandstoffen om de productiecentrales te bevoorraden. De prijs op de Nederlandse
beurs wordt op langere of minder lange termijn beinvioed door de TTF-gasprijs. In Belgié wordt
de elektriciteitsprijs op de beurs sterk beinvloed door de prijs van gas en steenkool. In Frankrijk
wordt de prijs sterk beinvloed door de prijs van steenkool doordat er goedkoop elektriciteit
vanuit Duitsland wordt ingevoerd die werd geproduceerd door windenergie en steenkool. In
Duitsland wordt de prijs immers sterk beinvioed door de prijs van steenkool. Dit lijkt logisch
aangezien Duitsland sinds het nucleaire moratorium naast windenergie het merendeel van zijn

elektriciteit produceert met steenkool.

D. Interconnecties

De gemiddelde commerciéle invoercapaciteit in 2012 was 4.244 MW, nagenoeg gelijk als in
2011. De gemiddelde commerciéle uitvoercapaciteit is in 2012 licht gestegen tot 2.971 MW.
Hiermee is Belgié een zeer sterk geinterconnecteerd land; de gemiddelde invoercapaciteit
komt overeen met ruim 40% van het gemiddelde verbruik en ruim 30% van het piekverbruik in

de Elia-regelzone.

De commerciéle en fysische stromen waren in 2012 relatief vaak sterk verschillend van elkaar.
Op de Nederlandse grens was er gedurende bijna 500 uren in day-ahead een commerciéle
congestie, terwijl de fysische stroom in reéle tijd in de tegengestelde richting stroomde. Dit kan
op een inefficiént gebruik van de interconnectiecapaciteit wijzen. De CREG heeft eind
2012 aan Elia gevraagd om te komen met een voorstel van capaciteitsberekening op de
Nederlands-Belgische grens. Dat voorstel wordt verwacht in juni 2013. In 2010 en 2011 heeft de
CREG de voorstellen van Elia voor de capaciteitsberekening op de Belgische grenzen
geweigerd.

In 2012 was de commerciéle netto-import naar de Elia-regelzone gemiddeld 1.083 MW, in
totaal 9,5 TWh of 11% van de totale elektriciteitsafname. Dat is een sterke stijging ten opzichte
van 2011 toen er in totaal netto 2,5 TWh werd ingevoerd. In 2010 en vooral in 2009 was Belgié
nog een netto-uitvoerder. In 2007 en 2008 heeft Belgié dan weer veel ingevoerd. De
uitwisselingen zijn sterk afhankelijk van de marktomstandigheden en deze zijn blijkbaar zeer
variabel. Belgié heeft via de day-ahead markt 9,2 TWh netto ingevoerd; Nederland 17,7 TWh.
Duitsland voerde netto 24,1 TWh uit en Frankrijk 2,9 TWh.

De laatste drie maanden van 2012 werd er gemiddeld meer dan 2.000 MW fysisch ingevoerd,

met pieken tot meer dan 4.000 MW.
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De onbeschikbaarheid van 2.000 MW nucleaire capaciteit vanaf augustus 2008 heeft een grote
impact gehad op het commerciéle gebruik van de import-interconnecties: de CREG schat dat
ongeveer 80% van de onbeschikbare nucleaire capaciteit wordt gecompenseerd door
meer invoer. Er lijkt weinig of geen verband te bestaan tussen de beschikbaarheid van

nucleaire capaciteit en de productie door de STEG's.

De congestierentes op dagbasis, een goede maat voor de prijsconvergentie, waren in 2012
op alle grenzen samen goed voor 68 miljoen euro, een zeer sterke stijging ten opzichte van

2011 (37 miljoen euro) en veruit het hoogste niveau in de periode 2007-2012.

E. Balancing

Gemiddeld heeft de netbeheerder 108 MW moeten opregelen in 2012 (wegens een tekort) en
138 MW moeten afregelen (wegens een overschot). Het gemiddelde opregelvolume is
daarmee iets gedaald ten opzichte van 2011 (116 MW), maar het afregelvolume is gestegen ten
opzichte van het voorgaande jaar (124 MW). In totaal heeft Elia voor 1,2 TWh het evenwicht
geregeld, een lichte stijging ten opzichte van vorig jaar (1,1 TWh). Sinds enige jaren groeit

voornamelijk het afregelvolume.

Het aantal kwartieren dat de afregelprijs lager of gelijk is aan -100 €/ MWh, wijzend op een
moeilijk weg te regelen overschot, piekt in juli 2012 en verrassend genoeg ook in december
2012. De meeste van deze kwartieren vallen bovendien tijdens de nacht en niet op de
middagpiek, wat er op wijst dat de zonnepanelen niet de belangrijkste oorzaak zijn van de
overschotten die moeilijk weg te regelen zijn. Het is wel zo dat het afregelen tijdens de
middaguren sterk is toegenomen in 2011-2012, maar het afregelen tijdens de nacht is ook

toegenomen, maar dan eerder tijdens 2012.

Uit een analyse van de activatie van de afschakelbare klanten door de netbeheerder, blijkt
dat het afschakelen eerder uitzonderlijk is (4 dagen in 2012); ook het gemiddelde
afgeschakelde volume (571 MWh) en de gemiddelde duurtijd (2,1 uur) lijken in 2012 relatief

laag.

NHNNN

8/143



WERKING GROOTHANDELSMARKT
ELEKTRICITEIT

1. Bijna alle gegevens uit deze studie heeft de CREG ontvangen van Elia en zijn vervolgens

verwerkt door de CREG, soms met toevoeging van bijkomende informatie. Dit wordt

aangeduid door als bron ‘CREG’ te vermelden onder de tabel of figuur.

Elektriciteitsproductie

In dit hoofdstuk worden de productie-eenheden die zich in Belgié bevinden geanalyseerd
wat betreft hun capaciteit, het eigenaarschap, het brandstoftype en de geproduceerde
energie. Enkel de productiecentrales die op het Elia-net zijn aangesloten worden

beschouwd (aangesloten op een spanning van 30kV of hoger).

Ondanks de grote recente stijging van de productiecapaciteit op het distributienet en de
substantiéle impact van deze installaties op de marktwerking is het volgens de CREG niet
aangewezen om deze productie-installaties in te schalen bij de productiecapaciteit die
aangesloten is op het Elia-net. De reden is dat de productiecapaciteit op het distributienet in
grote mate niet-stuurbare eenheden zijn (wind- en zonneproductie) en bijgevolg ook niet
reageren op het prijssignaal van de groothandelsmarkt (sommige WKK’s aangesloten op
het distributienet reageren wel op het prijssignaal). Deze productie kan dan ook beschouwd
worden als negatieve consumptie. Gezien de relevantie van deze negatieve consumptie
doet de CREG wel een schatting van de impact van de elektriciteitsproductie door

zonnepanelen in het hoofdstuk over elektriciteitsconsumptie (zie infra).

A.1 Type centrales

Nucleaire centrales
Belgié kent zeven kernreactoren op twee sites (Doel en Tihange) met eind 2012 een totale
productiecapaciteit van 5.927 MW. De onderstaande tabel geeft een overzicht van de zeven

centrales en hun vermogen.

centrale Doel1 | Doel 2 | Doel 3 | Doel 4 | Tihange 1 | Tihange 2 | Tihange 3 Totaal

MW 433 433 | 1.006 | 1.039 962 1.008 1.046 5.927

Bron: CREG
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Electrabel is de evenwichtsverantwoordelijke (ARP) voor de 7 centrales, maar heeft niet alle
geproduceerde energie tot haar beschikking. De onderstaande tabel geeft een overzicht van
het eigenaarschap van de nucleaire geproduceerde energie (inclusief de swap tussen
Electrabel en E.ON van begin november 2009, maar zonder het consortium Blue Sky). De
vermelde productiecapaciteit van 5.927 MW is deze die geldt in december 2012. Hieruit
blijkt dat het aandeel van Electrabel (EBL) in de nucleaire capaciteit gedaald is van 89%
naar 77%.

voor 22/02/09 22/02/09 - 5/11/09 na 5/11/2009
centrale MW | ELB EdF | SPE | ELB EdF | SPE | ELB EdF+SPE | E.ON
totaal % 89% | 8% | 3% 85% 8% 7% | 77% 15% 8%
totaal MW | 5.927 5.282 | 481 | 164 5.028 | 481 | 418 | 4.536 891 | 500

Bron:CREG

5. Het feit dat de drie oudste centrales (Doel 1 en 2 en Tihange 1) in 2015 al dan niet sluiten,
heeft geen impact op de marktpositie van E.ON wat betreft nucleaire capaciteit. Op basis
van informatie van de CREG, loopt de overeenkomst tussen Electrabel en E.ON wat betreft
de trekkingsrechten van E.ON op de Belgische nucleaire capaciteit immers maar tot 2015.
Daarna vervallen de trekkingsrechten. Op dat moment komt de capaciteit op de drie
nucleaire eenheden, indien ze nog in dienst zijn, weer in handen van Electrabel. Het
consortium BlueSky, de overeenkomst van Electrabel met een aantal grote industriéle
verbruikers, loopt verder dan 2015 en er zou dus wel een grote impact zijn indien de

centrales sluiten.

6. In de loop van augustus 2012 raakte bekend dat twee nucleaire centrales (Doel 3 en
Tihange 2) voor langere tijd onbeschikbaar zouden zijn. Deze centrales hebben elk een
productiecapaciteit van ongeveer 1.000 MW. De onbeschikbaarheid resulteerde in een
significant lagere nucleaire elektricteitsproductie tijdens de tweede helft van 2012. De
onderstaande figuur geeft de totale genomineerde productie op de 7 nucleaire centrales
sinds 2007 (in TWh). De totale genomineerde productie zakt in september 2012 onder 3
TWh, in oktober daalt deze verder tot 2,1 TWh door de bijkomende onbeschikbaarheid van
Doel 4. Ook in november en december 2012 blijft de nucleaire elektriciteitsproductie sterk

onder die van de voorgaande jaren.
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De totale genomineerde productie op de 7 nucleaire centrales sinds 2007
(in TWh), per maand en per jaar
Bron: CREG

Pompcentrales

In Belgié zijn er twee sites met pompcentrales: Coo met een maximaal productievermogen
van 1.164 MW en het kleinere Plate Taille met een maximaal productievermogen van 144
MW. Beide centrales zijn ter beschikking van Electrabel. Dit zijn eenheden die elektriciteit
produceren door water dat eerder is opgepompt naar een hogergelegen bassin via turbines
naar een lagergelegen bassin te laten stromen. De bassins hebben een beperkt volume
waardoor de energie die geleverd kan worden, eveneens beperkt is. Wanneer het water

wordt opgepompt (vaak ’s nachts) consumeert de eenheid elektriciteit.

Oorspronkelijk zijn de pompcentrales gebouwd om de veiligheid van het elektriciteitsnet te
garanderen met het oog op de komst van de grote nucleaire centrales, naast de
economische argumenten. De grootste nucleaire centrales hebben immers een capaciteit
van ongeveer 1.000 MW en een onverwachte uitval van een dergelijke centrale moet door
de Belgische regelzone snel opgevangen kunnen worden. Pompcentrales die binnen een
paar minuten van 0 MW naar maximaal vermogen gestuurd kunnen worden, zijn hiervoor
zeer geschikt waardoor het evenwicht op het elektriciteitsnet beter kan verzekerd worden. ‘s
Nachts kunnen de pompcentrales (goedkope) elektriciteit consumeren om de bassins terug
te vullen; de pompcentrales kunnen ook de nodige consumptie- en productieflexibiliteit
leveren, bijvoorbeeld tijdens het sterk stijgen van de consumptie bij het begin van de dag of

voor intermittente productiemiddelen zoals windenergie.
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Stoom- en Gascentrales (STEG'’s)

8. In de Elia-regelzone zijn er op dit ogenblik 11 grote STEG-centrales operationeel met elk
een vermogen van circa 400 MW*. Een STEG (SToom- En Gascentrale) heeft één of twee
gasturbines en een stoomturbine. De gasturbines worden aangedreven door de hete
rookgassen die ontstaan door de verbranding van aardgas. Na de aandrijving van de
gasturbine wordt de restwarmte uit de rookgassen deels gerecupereerd om stoom te
produceren die de stoomturbine aandrijft. Door de warmterecuperatie kan het gemiddelde
rendement van een dergelijke centrale opgedreven worden tot 50-55% en voor de nieuwste
STEG’s zelfs tot 60% (zonder condensatiewarmterecuperatie (PCl)). Deze gemiddelde
rendementen worden enkel gehaald wanneer de eenheden rond hun maximaal vermogen
draaien. Indien de centrales op een lager vermogen moeten produceren, daalt dit
gemiddelde rendement sterk. STEG-centrales zijn relatief flexibele productie-eenheden en

worden in de Belgische regelzone ook gebruikt voor het voorzien van secundaire reserves.

Onderstaande tabel geeft een overzicht van de 11 grote STEG-centrales in de Elia-
regelzone, hun productiecapaciteit en het eigenaarschap. De totale productiecapaciteit van
deze centrales is 4.490 MW. Marcinelle, een eenheid van 405 MW, is de nieuwste grote

STEG en werd operationeel in de loop van 2012.

Grote STEG's (£ 400 MW) in de Elia-regelzone
eigenaar eenheid MW
Electrabel AMERCOEUR 1 420
Electrabel DROGENBOS 460
Electrabel ESCH-SUR-ALZETTE 376
Electrabel HERDERSBRUG 460
Electrabel SAINT-GHISLAIN 350
Electrabel 50% / BASF 50% ZANDVLIET POWER 395
EON Energy Trading SE VILVOORDE 385
EdF Luminus RINGVAART 357
EdF Luminus SERAING 460
T-Power (ARP: Essent) T-POWER 422
Enel Marcinelle 405
Totaal Electrabel 2.264
Totaal EdF/SPE 817
Totaal 4.490
Bron: CREG

* De Elia-regelzone omvat Belgié en een deel van het Groothertogdom Luxemburg, waarop zich één
STEG bevindt (Esch-Sur-Alzette). Op het Belgische grondgebied bevinden zich bijgevolg slechts 10
STEG's.
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9.

10.

11.

Er is sinds 2010 een algemene dalende trend in elektriciteitsproductie door de STEG's.
Deze trend zette zich door in 2011 en 2012 zoals blijkt uit de onderstaande figuur. Deze
figuur toont per maand de totale in day ahead genomineerde energie op de STEG’s in de
Elia-regelzone (in TWh). De blauwe lijn geeft een indicatie van het gemiddelde minimum
volume dat genomineerd moet worden voor het kunnen leveren van de secundaire reserves
(en dus must-run).

Het aantal STEG’s is in de loop van de jaren uitgebreid van 8 STEG’s tot februari 2009 tot
11 STEG’s vanaf februari 2012. De periodes met een verschillend aantal STEG’s is
aangeduid met grijze zones. Uit de figuur blijkt een afname van de totale genomineerde
productie, ondanks een stijging van het aantal STEG’s. In 2012 is er een piek in februari

vanwege de koudegolf. Op het einde van 2012 is er terug een lichte stijging van de
productie.
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De totale in day ahead genomineerde energie op de STEG’s in de Elia-regelzone, per maand (zwarte
liin - in TWh), evenals een indicatie van het gemiddelde minimum volume dat genomineerd moet
worden voor de secundaire reserves (blauw - in TWh).

Bron: CREG

De onderstaande tabel geeft per jaar de totale in day ahead genomineerde energie op de
STEG’s in de Elia-regelzone (in TWh), de procentuele verandering, het gemiddelde aantal
STEG’s en de productie per STEG. Hieruit blijkt dat in 2012, ondanks het feit dat er 11

STEG’s beschikbaar waren, er 15,3 TWh genomineerd is, wat minder is dan de voorgaande
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jaren. De productie is in 2012 met 17,6% afgenomen ten opzichte van 2007 ondanks het feit

dat er 3 STEG’'s bijkwamen. Daardoor
genomineerde productie per STEG van 2,31 TWh in 2007 tot 1,4 TWh in 2012 of een

vermindering met bijna 40%.

verlaagde de gemiddelde in day-ahead

Genomineerde productie op STEGs in de Elia-zone

Totale productie

(TWh) %verandering | Gemiddelde aantal |productie/aantal
2007 18,5 8,0 2,31
2008 17,4 -6,1% 8,0 2,17
2009 21,0 21,0% 8,8 2,38
2010 22,1 5,2% 9,0 2,46
2011 17,3 -21,9% 9,9 1,74
2012 15,3 -11,6% 10,9 1,40
2012vs2007 111,6 -17,6% 91 2,08

12. Om de genomineerde productie beter te kunnen vergelijken, geeft de figuur hieronder per

jaar een maandprofiel van de totale genomineerde productie op de 8 STEG’s die gedurende

de hele periode 2007-2012 geinstalleerd waren in de Elia-regelzone (in TWh). Hieruit blijkt

dat de totale productie in 2012 steeds lager was in vergelijking met de vijf vorige jaren,

behalve in februari en in december.
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Bron: CREG
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A.2  Schatting bruto marge

13.

14.

15.

16.

17.

18.

In deze sectie wordt een schatting gemaakt van de bruto marge van een aantal type

centrales.

Schatting bruto marge pompcentrales

De marge van de pompcentrale als productie-eenheid wordt bepaald zowel door het
relatieve als het absolute verschil tussen de aankoopprijs voor het oppompen van het water
en de verkoopprijs voor de productie door turbineren. Het oppompen en terug turbineren
genereert verliezen, waardoor de efficiéntie lager is dan 100%; de orde-grootte van de
efficiéntie is 70%. Dat betekent dat voor 1 MWh elektriciteitsproductie door een

pompcentrale ongeveer 1,42 MWh elektriciteit nodig is voor het oppompen.

Het feit of een pompcentrale als productie-eenheid winstgevend is, wordt bijgevolg bepaald
door het relatieve prijsverschil: de centrale is winstgevend indien de verkoopprijs van de
geproduceerde elektriciteit 42% hoger ligt dan de aankoop om het water op te pompen.
Hoeveel marge de centrale dan maakt, wordt bepaald door het absolute verschil tussen

piek- en dalprijs.

De onderstaande figuur geeft een ruwe schatting van de evolutie van de marge per MW
geinstalleerde pompcentrale. Dit werd berekend op basis van day-head prijzen. De blauwe
liin geeft het procentuele aantal dagen per jaar weer waar aan de voorwaarde van een
positieve marge voldaan is. De rode lijn geeft de effectieve geschatte marge van de
pompcentrale per geinstalleerde MW. Deze figuur kan toegepast worden op elke vorm van

opslag van elektriciteit met een rendement van 70%.

Verrassend is de sterke daling van de marge. Men zou kunnen verwachten dat met meer
hernieuwbare productiecapaciteit de elektriciteitsprijzen volatieler zijn binnen een dag, en
bijgevolg ook een hoger prijsverschil tussen piek en dal. Dat is niet het geval (zie ook sectie
C.1.1).

Deze analyse is vrij eenvoudig en is wellicht enkel nuttig om de evolutie aan te geven, en
minder om de absolute marge weer te geven. Bovendien zou voor een totaal beeld van de
marge ook de economische waarde in reéle tijd berekend moeten worden, bijvoorbeeld op

basis van onevenwichtsprijzen (of vermeden onevenwichtsprijzen).
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Schatting van de evolutie van de marge per MW geinstalleerde pompcentrale
Bron:CREG

Schatting bruto marge van gas- en steenkoolgestookte centrales op de forwardmarkt

In deze sectie wordt de marge van de productiecentrales bekeken aan de hand van de
clean spark/dark spread op de forwardmarkt, namelijk een jaar op voorhand (Y+1). Daarbij
wordt een onderscheid gemaakt tussen productie in baseload en productie tijdens de

piekperiode; de piekperiode wordt hier gedefinieerd als de periode van 7u tot 23u (16 uren).

Om de clean spark spread van een gasgestookte centrale te berekenen, wordt een STEG
verondersteld met een efficiéntie van 50% en een CO2-uitstoot van 0,4 ton/MWh; voor een
steenkoolgestookte centrale wordt uitgegaan van een efficiéntie van 33% en een CO2-
uitstoot van 0,9 ton/MWh. Dat geeft dan voor gas- en steenkoolgestookte centrales
respectievelijk de clean spark spread en clean dark spread. Nieuwe centrales halen hogere
rendementen en lagere CO2-uitstoot en zijn dus winstgevender wat betreft deze variabele
kosten. Zo voorbeeld heeft de stoom- en gascentrale Clauscentrale C in Nederland van
RWE(Essent) een energetisch rendement van bijna 60%. De nieuwe kolencentrale van

Wilhelmshaven van GDF SUEZ in Duitsland heeft een energetisch rendement van 46%.

De berekening van deze marge houdt enkel rekening met de brandstof en emissiekost en
laat alle andere, veelal vaste, kosten (investering, personeel, onderhoud,...) buiten
beschouwing. Er zijn bovendien ook nog meer bescheiden variabele kosten zoals O&M en
transportkosten die te maken hebben met het vervoeren van het gas en de kolen tot aan de

centrales zelf. Anderzijds is de kost voor CO2-emissierechten voor wat betreft de productie
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22.

23.

24,

25.

in de periode 2008-2012 eerder een opportuniteitskost gezien gasgestookte centrales in
Belgié een (gratis) allocatie van emissierechten genoten equivalent voor ongeveer 5.500
uren baseload productie.

De figuur hieronder geeft per jaar de geschatte rendabiliteit voor het volgende jaar van een
gas- en steenkoolgestookte centrale indien de centrale dat volgende jaar in baseload zou
produceren. Dit is berekend door de gemiddelde verkoopsprijs voor baseload-levering voor
het volgende jaar van Endex BE te verminderen met de productiekost; het gemiddelde
wordt berekend over alle trading dagen van het hele jaar voorafgaand aan de levering. Voor
de kostprijs van gas is de gemiddelde TTF-gasprijs genomen. Voor de steenkoolprijs de
gemiddelde prijs voor levering in de regio Amsterdam-Rotterdam-Antwerpen (ARA). De

CO2-prijs is gebaseerd op gegevens van Point Carbon en EEX.

De bruto gemiddelde baseload-marge van een steenkoolgestookte centrale kent een dalend
verloop met een marge van 20,8 €/ MWh in 2006 (voor baseload-levering in 2007) naar 5,3
€/MWh in 2010, waarna de marge opnieuw stijgt tot 8,5 €/ MWh tijdens 2012 voor levering in
2013.

De bruto gemiddelde baseload-marge van een gasgestookte centrale kent een ander
verloop met een (lichte) negatieve marge in 2006 (voor baseload-levering in 2007) naar 9,2
€/MWh in 2009, waarna de marge opnieuw daalt tot -6,1 €/ MWh tijdens 2012 voor levering
in 2013. De marge van een gasgestookte centrale ligt nagenoeg steeds onder die van een

steenkoolgestookte centrale. Het verschil is de laatste twee jaren wel weer toegenomen.

Een negatieve spread wijst erop dat de kosten om elektriciteit te produceren hoger liggen
dan de verkoopprijs van elektriciteit. De productiecentrale moet natuurlijk niet verkocht

worden bij een negatieve bruto (variabele) marge.
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Gemiddelde year ahead clean spark spread voor baseload (in €/ MWh)
Bron: CREG

Een gasgestookte centrale kan echter ook tijdens de nacht, wanneer de marges meestal
lager of negatief zijn, stilgelegd worden en enkel overdag produceren. Daardoor kan de
centrale vermijden om te produceren tegen verlies. Op de marktplaats Endex BE (voor
levering in Belgi€é) noteren er echter geen producten voor peakload; op de marktplaats
Endex NL (voor levering in Nederland) noteren wel producten voor peakload voor het
volgende jaar tijdens de periode van 7u tot 23u. Op basis van het verschil tussen de prijzen
voor baseload-levering kan men een schatting krijgen voor de prijs van peakload levering in
Belgié voor het volgende jaar. Op basis van deze cijfers is de onderstaande figuur gemaakt,

zowel voor een gasgestookte centrale als voor een steenkoolgestookte centrale.

De bruto gemiddelde peakload-marge van een steenkoolgestookte centrale kent een dalend
verloop met een marge van 46 €/ MWh in 2006 (voor peakload-levering in 2007) naar 18,5
€/MWh in 2010, waarna de marge lichtjes daalt tot 17,5 €/MWh tijdens 2012 voor levering in
2013.

De bruto gemiddelde peakload-marge van een gasgestookte centrale kent een ander
verloop met een marge van 24,4 €/ MWh van 2006 (voor peakload-levering in 2007) naar 9,3
€/MWh in 2009, waarna de marge opnieuw daalt tot 3 € MWh tijdens 2012 voor levering in
2013. De marge van een gasgestookte centrale ligt nagenoeg steeds onder die van een

steenkoolgestookte centrale. Het verschil is de laatste twee jaren toegenomen.
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Bron: CREG

Schatting bruto marge van gasgestookte ‘merchant plant’ op forward- en spotmarkt

Zeker voor gasgestookte centrales is er behalve de groothandelsmarkt voor de lange termijn
(forwardmarkt) nog een extra mogelijke bron van marge, namelijk de groothandelsmarkt
voor de korte termijn (spot markt). Het inzetten van de gasgestookte centrale kan immers op
de korte termijn geoptimaliseerd worden door te arbitreren met de spotmarkten. Dit wordt

hieronder geillustreerd door een fictief, maar realistisch cijfervoorbeeld.

De onderstaande berekening betreft een zogenaamde ‘merchant plant’, namelijk een
eenheid die puur op basis van marktsignalen uitgebaat kan worden en geen beperkingen
kent. In realiteit kunnen slechts een deel van de gaseenheden in Belgié als ‘merchant plant’
ingezet worden. Eenheden die moeten draaien (must run), zoals sommige WKK, fatal
gases, verplicht draaiende reserve, netondersteuning, kunnen niet (of veel minder) reageren
op marktsignalen. Bovendien zijn er installaties of een portefeuille van eenheden die
rekening moeten houden met verplichte gasafnames «take-or-pay» onder
langetermijncontracten. Voor deze portefeuilles kan het voordeliger zijn om te

draaien/produceren aan (licht) negatieve clean spark spread, dan stil te liggen en de
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32.

duurdere « take-or-pay » verplichting te ondergaan van de gasleverancier. Maar gezien de

laatste evoluties zullen deze laatste beperkingen minder en minder meespelen.

De bovenstaande beperkingen zijn verschillend van marktspeler tot marktspeler. Een
bijkomende assumptie betreft de verkoopstrategie. In het onderstaande voorbeeld wordt
een lineaire indekstrategie over drie jaar beschouwd, gevolgd door een tweede optimalisatie
in de spotmarkt. Deze strategie is slechts één van de vele strategieén die mogelijks worden
toegepast door producenten. Andere, even realistische strategieén, geven niet noodzakelijk
aanleiding tot dezelfde resultaten. Maar ook dat kan sterk verschillen van marktspeler tot
marktspeler. Het gebruik van een ‘merchant plant’ gecombineerd met een driejarige lineaire

indekstrategie kan daarom beschouwd worden als een goede referentie.

Productiecentrales worden op voorhand “verkocht” op de langetermijnmarkt. Daar wordt
volgens de driejarige lineaire indekstrategie drie jaar op voorhand mee begonnen en telkens
wordt een derde van de capaciteit van de centrale verkocht. Een gasgestookte centrale die
elektriciteit zal leveren in 2012 wordt volgens deze strategie dus al in 2009 voor een derde
verkocht. Beschouw een STEG van 420 MW. De onderstaande tabel geeft de marge per
verkochte MWh, voor één derde van de STEG gedurende 8.760 uren en voor de volledige
STEG. Dit is berekend op basis van de gemiddelde groothandelsprijzen in 2009 voor
levering in 2012. ‘SRMC’ staat voor short run marginal cost. Uit deze tabel blijkt dat de
eigenaar een (bruto) marge maakt van 4,7 euro per verkochte MWh. Indien hij één derde
van de STEG verkoopt tijdens 2009 levert dit een gemiddelde marge van 5,8 miljoen euro.

Voor een volledig STEG levert dit een marge van 17,3 miljoen euro®.

Gemiddelde baseload-prijzen in 2009 voor
levering in 2012 en de resulterende marge
Elektriciteit (€/MWh) 57,7
Gas (€/MWh) 23,4
CO2 (€/ton) 15,3
SRMC STEG (€/MWh) 53,0
marge (per verkochte

MWh) 4,7
marge 1/3 STEG 420 MW (€) 5.761.870
marge STEG 420 MW (€) 17.285.609

Bron: CREG

® De voorbeelden gaan uit van een beschikbaarheid van 100%. In de praktijk kunnen de moderne STEG
een beschikbaarheid halen van meer dan 90%.
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De STEG-eigenaar koopt dus op de forwardmarkt de nodige gas en CO2-emissierechten
aan en verkoopt het equivalent aan elektriciteit. De eigenaar heeft bijgevolg een surplus-
positie (long) opgebouwd in gas en CO2 en een tekort-positie (short) in elektriciteit.

Elke dag van 2012 voor de levering heeft de eigenaar echter nog de reéle optie om ofwel de
elektriciteit met de STEG zelf te produceren of om de STEG stil te leggen en de elektriciteit
die de eigenaar moet leveren aan te kopen op de kortetermijnmarkt en het gas en de CO2
te verkopen. Deze beslissing hangt af van de prijzen op de kortetermijnmarkten. De
onderstaande tabel geeft de gemiddelde prijzen op de kortetermijnmarkt in 2012.

Gemiddelde baseload-prijs in 2012 voor
levering de volgende dag
Elektriciteit (€/MWh) 47,0
Gas (€/MWh) 25,0
CO2 (€/ton) 7,4
SRMC STEG (€/MWh) 52,9
marge (per verkochte MWh) -5,9
marge 1/3 STEG 420 MW (€) -7.255.620
marge STEG 420 MW (€) -21.766.860

Bron: CREG

Op het eerste gezicht is dit negatief voor de marge van de STEG: de prijs voor elektriciteit is
relatief laag ten opzichte van gas en CO2 en indien de STEG-eigenaar gas en CO2 moet
aankopen op de kortetermijnmarkt om de STEG te doen draaien zal deze een verlies maken
van 5,9 euro per verkochte MWh. Het tegendeel is echter waar: de eigenaar heeft immers
het gas en CO2 reeds aangekocht op de forwardmarkt in 2009 voor levering in 2012. Meer
nog, het gas en CO2 in de portefeuille, aangekocht op de forward markt, kunnen nu
verkocht worden op de kortetermijnmarkt tegen gemiddeld relatief hogere prijzen en de
eigenaar kan de elektriciteit die moet geleverd worden relatief goedkoop aankopen op de
kortetermijnmarkt. Dat betekent dat de eigenaar een bijkomende marge maakt van 5,9 € per
MWh indien tijdens alle uren van 2012 het gas en de CO2 verkocht wordt op de
kortetermijnmarkt. Voor een volledige STEG van 420 MW levert dit een bijkomende marge

van 21 miljoen euro, meer dan op de forwardmarkt in 2009 (voor levering in 2012).

Bovendien moet de eigenaar de beslissing om gas en CO2 al dan niet te verkopen op de
kortetermijnmarkt niet één keer voor het hele jaar doen, maar kan deze beslissing dag per
dag genomen worden. Indien een dag een positieve clean spark spread heeft op de
kortetermijnmarkt, dan kan de eigenaar de centrale toch laten produceren. Als met deze

flexibiliteit op dagbasis rekening gehouden wordt, dan stijgt de marge per MWh naar 6,9
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40.

euro. Voor een volledige STEG is dit 25,4 miljoen euro. De oefening kan nog gedetailleerder

door rekening te houden met piek- en daluren (zie infra).

marge op kortetermijnmarkt door
optimalisatie op dagbasis

marge (per verkochte MWh) 6,9

marge 1/3 STEG 420 MW (€) 8.472.858

marge STEG 420 MW (€) 25.418.574
Bron:CREG

De contra-intuitieve conclusie is bijgevolg dat indien de eigenaar de STEG heeft kunnen
verkopen op de forwardmarkt (en bijgevolg ook het gas en de CO2-emissierechten
aangekocht heeft) omdat de clean spark spread op deze markt positief was, deze eigenaar
nog een bijlkomende marge maakt indien de clean spark spread op de kortetermijnmarkt
negatief is (en de eigenaar bijgevolg besluit zijn centrale niet te doen draaien en het eerder
op de forwardmarkt gekocht gas en CO2 te verkopen op de kortetermijnmarkt). Meer nog,
indien de STEG op de forwardmarkt verkocht is, dan maakt de eigenaar méér bijkomende
marge op de kortetermijnmarkt naarmate de centrale meer stil ligt (doordat de clean spark
spread negatief is).

Dat is te verklaren doordat de clean spark spread op de forwardmarkt een gemiddelde is
van alle clean spark spreads gedurende de leveringsperiode. Dat gemiddelde bevat uren (of
beter: blokken van opeenvolgende uren) met positieve en negatieve spreads. De STEG

heeft echter de mogelijkheid om niet te draaien tijdens de uren met negatieve spreads.

Gezien het aantal draai-uren voor de gasgestookte centrales in 2011 en 2012 laag was, en
aangezien de forward baseload clean spark spread alvast in 2008, 2009 en 2010 nog
positief waren, hebben de eigenaars van gasgestookte centrales, die de hierboven
beschreven indekstrategie volgen, in 2011 en 2012 grote bijkomende marges gemaakt
doordat ze hun centrales moesten stilleggen (wegens negatieve clean spark spread op de
kortetermijnmarkt). Deze marges op de kortetermijnmarkt kunnen zelfs groter zijn dan deze

op de langetermijnmarkt, zoals uit het cijfervoorbeeld blijkt.

De onderstaande figuur geeft het procentuele aandeel van de trading dagen per jaar dat er
een negatieve clean spark spread was en dat voor drie markten: baseload year ahead
(rood), peakload year ahead (paars) en baseload day ahead (oranje). Hieruit blijkt dat in

2012 de kortetermijnmarkt gedurende 80% van de trading dagen een negatieve baseload
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clean spark spread kende, waardoor de marge door de kortetermijnoptimalisatie zo hoog

oploopt.
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Samengevat: door het feit dat de STEG-eigenaar op de forward groothandelsmarkt een
portfolio opbouwt met een long positie in gas en CO2 en een short positie in elektriciteit
vermeerdert de economische waarde van deze portfolio als gas en CO2 duurder worden ten
opzichte van elektriciteit. Anderzijds is er een beperking van het risico indien de prijsevolutie
in de andere richting gaat, namelijk als elektriciteit duurder wordt en gas en CO2 goedkoper:
op dat moment kan de eigenaar het verlies vermijden door de STEG te doen produceren.

De STEG fungeert dus als een hedging instrument.

Er kan bij een negatieve clean spark spread op de kortetermijnmarkt enkel marge gemaakt
worden indien de gasgestookte eenheid eerder op de forward markt is verkocht. Dat
betekent dat er een positieve clean spark spread op de forwardmarkt moet zijn. Dat is alvast
voor de year ahead clean spark spread niet of zeer zelden het geval in 2011 en 2012, zoals
blijkt uit de bovenstaande figuur. De bovenstaande beschrijving van de bijkomende marge
op de kortetermijnmarkt als de eenheid stil ligt zal dus niet of minder van toepassing zijn in
de komende jaren wat betreft baseload. Uit de figuur blijkt echter dat er bijna geen dagen

zijn dat de year ahead clean spark spread voor peakload negatief is.

De onderstaande figuur geeft een schatting van de totale marge van een STEG van 420
MW op de forward- en spotmarkt. De veronderstelde verkoopstrategie is de driejarige
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44,

45,

lineaire indekstrategie: de verkoop van de STEG wordt drie jaar op voorhand gestart,
waarbij elk jaar een derde van de eenheid verkocht wordt op de baseload forwardmarkt. Per
jaar wordt er bijgevolg 140 MW verkocht. Tegelijk wordt telkens het nodige gas en CO2-
emissierechten aangekocht. In deze oefening wordt de eenheid ook verkocht indien de
baseload clean spark spread op de forwardmarkt negatief is. Voor de spotmarkt wordt
dagelijks in day-ahead de beslissing genomen om de eenheid al dan niet te laten
produceren, afhankelijk van de clean spark spread op de day ahead markt: is deze negatief,
dan wordt er 420 MW baseload elektriciteit aangekocht op de day-ahead markt en draait de
eenheid niet. Is de clean spark spread positief, dan wordt het eerder gekocht gas en CO2
gebruikt om de eenheid te laten produceren. Er worden per dag twee blokken bekeken: piek
en daluren® (deze opdeling wordt voor alle dagen gemaakt, dus zowel voor werkdagen,

vakantiedagen en weekenddagen).

De geschatte marge op de figuur is in miljoen euro. De blauwe balkjes geven de marge op
de forwardmarkt (‘LT profit’); de rode balkjes geven deze op de spotmarkt (‘ST profit’)’. De
gegevens voor 2007 en 2008 zijn onvolledig en beschouwen bijgevolg slechts

respectievelijk één derde en twee derde van een STEG.

Uit deze figuur blijkt dat de totale bruto marge als productie-eenheid in 2011 en 2012 het
hoogst is, volgens deze berekening meer dan 35 miljoen euro per jaar voor een STEG van
420 MW. De marge op de forwardmarkt (blauwe balkjes) neemt vanaf 2010 af, maar die
daling wordt ruimschoots gecompenseerd door de stijgende marge op de spotmarkt: in 2010
wordt deze geschat op 8,2 miljoen euro en representeert dit 33% van de totale geschatte
bruto marge. In 2011 stijgt dit naar 21,5 miljoen euro, goed voor 59% van het totaal. In 2012

ruim 30 miljoen euro en 84% van de totaal geschatte marge.

® piekuren lopen van uur 9 tot uur 21 (= 13 uren, van 8u tot 21u).
! Wegens gebrek aan gegevens in verband met de forwardprijzen voor 2007 en 2008 wordt voor die jaren
respectievelijk slechts één derde en twee derde van de eenheid beschouwd.
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Schatting van de jaarlijkse bruto marge van een STEG van 420 MW op de forwardmarkt
(‘LT profit’ — blauw) en spotmarkt (‘KT profit — rood), gegeven dat de STEG op de forward
baseloadmarkt volledig verkocht is volgens een 3 jaar hedging strategie (marge in miljoen
euro).

Wegens gebrek aan data worden voor 2007 en 2008 respectievelijk 1/3 (140 MW) en 2/3
(280 MW) van de STEG beschouwd.

Bron: CREG

46. De CREG wil alvast volgende opmerkingen geven:

In deze oefening werd enkel gekeken naar de bruto marge op forward- en spotmarkt. Er
werd geen rekening gehouden met bijvoorbeeld kapitaalkosten of onderhoud, transport—
en personeelskosten, maar ook niet met bijkomende voordelen die een STEG biedt,
bijvoorbeeld voor het betere beheer van het evenwicht van de ARP met lagere
onbalanskosten tot gevolg.

De beschouwde STEG heeft een technisch rendement van 50% en verbruikt 0,4 ton
CO2/MWh. Er zijn ondertussen centrales die een hoger rendement en lagere uitstoot
hebben.

Deze oefening geldt voor baseload. Dezelfde oefening kan gemaakt worden voor
peakload.

Marge op groothandelsbeurzen: er wordt in deze oefening enkel gewerkt met
gemiddelde prijzen op de groothandelsbeurs, gerekend als gemiddelde over alle trading
dagen. Er is dus geen ruimte voor market timing en er wordt evenmin gerekend met
prijzen in langetermijncontracten.

De eenheid wordt in deze oefening eenmaal volledig verkocht op de forward markt met

achteraf arbitrage op de spotmarkt om de negatieve clean spark spread te recupereren
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47.

48.

(zie infra). De eenheid kan in realiteit echter meerdere keren gekocht en verkocht

worden op de forwardmarkt, wat de marge kan verhogen.

De verklaring van de hoge marges in 2011 en 2012 is zeer waarschijnlijk te vinden in het feit
dat de op voorhand (in 2008-2010) verwachte negatieve clean spark spread (CSS) op de
kortetermijnmarkt voor 2011 en 2012 relatief klein was ten opzichte van de uiteindelijke
gerealiseerde negatieve CSS in 2011 en 2012, die veel negatiever was waardoor de
optimalisatie met de kortetermijnmarkt meer opbracht dan verwacht.

Die grotere gerealiseerde negatieve CSS op de kortetermijnmarkt in 2011 en 2012 heeft
echter ook een impact op de verwachtingen naar de volgende jaren, waar er nu reeds een
grotere totale negatieve CSS op de kortetermijnmarkt wordt verwacht (en een kleinere totale
positieve CSS op de kortetermijnmarkt). Met andere woorden, in 2011 en 2012 is er,
uitgaande van de hierboven beschreven verkoopstrategie, meer marge gemaakt doordat de
negatieve CSS op de kortetermijnmarkt groter was dan waarschijnlijk verwacht werd, maar
deze grotere negatieve CSS in 2011 en 2012 zal ongetwijfeld ook een impact hebben op de
verwachtingen naar de toekomst toe. Bedrijffseconomisch kan het dus rationeel zijn om
ondanks de groter dan verwachte marges in 2011 en 2012 de betreffende eenheden uit de
markt te halen als de actuele waarde van de toekomstige netto marge negatief is. Niettemin
is het waarschijnlijk zo dat de gasgestookte centrales in 2011 en 2012 meer winst gemaakt

hebben dan verwacht.

A.3 Capaciteit en geproduceerde energie van de productiecentrales

49.

50.

Hierna volgt een schatting van zowel de capaciteit van de productiecentrales als de
geproduceerde energie voor de periode 2007-2012, zowel volgens marktpartij als volgens
brandstoftype. Dit levert vier soorten gegevens op:

- productiecapaciteit per marktspeler

- geproduceerde energie per marktspeler

- productiecapaciteit per brandstoftype

- geproduceerde energie per brandstof type
Productiecapaciteit per marktspeler. De tabel hieronder geeft een schatting van de

productiecapaciteit per marktspeler voor de voorbije zes jaren. Als tijdstip wordt telkens de

maand december genomen van het beschouwde jaar.
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(GW) 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011 | 2012 | In% | 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011 | 2012
Electrabel 13,2 | 13,6 | 11,9 | 11,4 | 11,1 | 10,8 86% | 85% | 74% | 70% | 67% | 67%
EDF-Luminus 1,9 2,0 2,2 2,4 2,4 2,3 12% | 13% | 14% | 14% | 14% | 14%
EON 1,5 1,5 1,5 1,5 9% 9% 9% 9%
TPower/Essent 0,4 0,4 0,4 3% 3% 3%
EnelTrade 0,4 0,4 2% 2%
andere <2% 0,3 0,4 0,5 0,7 0,7 0,9 2% 2% 3% 4% 4% 5%
TOTAAL 153 | 16,0 | 16,1 | 16,3 | 16,4 | 16,2 100% | 100% | 100% | 100% | 100% | 100%

HHI | 7477 | 7392 | 5743 | 5158 | 4843 | 4723

51.

52.

Bron: CREG

Uit deze tabel blijkt dat het marktaandeel van Electrabel op vijf jaar tijd is afgenomen: van
86% in december 2007 tot 67% in december 2012. Hoewel deze afname significant is, is de
afname verre van voldoende om te kunnen spreken van een competitieve marktstructuur.
De HHI, een maat voor de marktconcentratie, is eind 2012 immers nog steeds 4.720 en
men beschouwt een markt reeds als sterk geconcentreerd vanaf een HHI van 2.000. Indien
Belgié een competitieve productiemarkt wenst te ontwikkelen, is er nog een hele weg af te

leggen.

Geproduceerde energie per marktspeler. De tabel hieronder geeft een schatting van de
geproduceerde energie per marktspeler voor de voorbije zes jaren. Hiervoor wordt het
volledige jaar beschouwd; wanneer het eigenaarschap verandert in de loop van dat jaar,

wordt hiermee rekening gehouden.

Geproduceerde energie (TWh) Geproduceerde energie (%)

2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011 | 2012 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011 | 2012

Electrabel 72,4 | 67,0 | 66,6 | 59,8 | 56,5 | 48,3 87% | 85% | 81% | 72% | 73% | 69%
EdF-Luminus 9,1 9,2 | 12,0 | 12,1 9,3 8,6 11% | 12% | 15% | 15% | 12% [ 12%
EON 1,4 8,8 8,5 7,8 2% | 11% | 11% | 11%
spelers < 2% 2,1 2,2 2,3 2,8 3,6 5,1 2% 3% 3% 3% 5% 7%
totaal 83,6 | 784 | 8,3 | 83,5 | 77,8 69,7 100% | 100% | 100% | 100% | 100% | 100%
HHI 7570 | 7380 | 6670 | 5370 | 5460 | 5010

Bron: CREG

Uit de gegevens blijkt de fors lagere totale productie in 2012 ten opzichte van 2011 en nog
meer ten opzichte van 2009 en 2010. In totaal werd er volgens deze gegevens 69,7 TWh
geproduceerd in 2012 tegenover 77,8 TWh in 2011 en 83,5 TWh in 2010: dat is een daling
met 10% tegenover 2011 en met 16,5% tegenover 2010.
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53.

54.

55.

Uit deze tabel blijkt dat Electrabel 48 TWh produceerde in 2012, ruim 8 TWh minder dan
2011 en 24 TWh minder in vergelijking met 2007. Dat reflecteert een marktaandeel van
69%, wat het laagste niveau is van de voorbije zes jaren. Een belangrijke oorzaak van de
dalende productie van Electrabel en de gehele Elia-regelzone is de onbeschikbaarheid van
twee nucleaire centrales (Doel 3 en Tihange 2 — samen 2.000 MW) vanaf augustus 2012.
Indien deze centrales op vol vermogen zouden geproduceerd hebben in de periode
augustus-december 2012 zou dit een extra nucleaire elektriciteitsproductie betekend
hebben van ruim 7 TWh, waarvan bijna 90% voor Electrabel en 10% voor EdF-Luminus. Het
grootste deel van deze niet-geproduceerde energie is zeer waarschijnlijk in grote mate
gecompenseerd door meer invoer en niet door meer productie door STEG-centrales (zie

infra).

In capaciteit heeft Electrabel een marktaandeel van 67%, terwijl ze wat betreft de
geproduceerde energie een marktaandeel heeft van 69%. Dat impliceert dat de centrales
die Electrabel bezit een benuttingsgraad8 hebben die gemiddeld hoger is dan die van haar
concurrenten. Dat geldt niet voor EdF-Luminus: eind 2012 heeft de tweede grootste
producent een aandeel van 12% wat betreft geproduceerde energie, en een aandeel in
productiecapaciteit van 14%. Dat wordt wellicht verklaard door de lagere benuttingsgraad

van vooral de STEG's.

Productiecapaciteit per brandstoftype. De tabel hieronder geeft een schatting van de
productiecapaciteit per brandstoftype voor de zes voorbije jaren. Hiervoor wordt telkens de

maand december genomen van het beschouwde jaar.

Productie (GW) Marktaandeel (%)

Brandstoftype | 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011 | 2012 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011 | 2012
Aardgas 5,7 6,5 6,4 6,6 6,7 6,7 37% | 40% | 40% | 40% | 41% | 41%
Nucleair 5,8 5,8 5,9 5,9 5,9 5,9 38% | 36% | 37% | 36% | 36% | 36%
Pompcentrales 1,4 1,4 1,4 1,4 1,4 1,4 9% 9% 9% 8% 8% 9%
Steenkool 1,5 1,5 1,5 1,2 1,3 1,0 10% 9% 9% 7% 8% 6%
Wind 0,0 0,1 0,1 0,3 0,3 0,4 0% 0% 1% 2% 2% 3%
Andere 0,8 0,8 0,8 0,9 0,9 0,8 6% 5% 5% 6% 5% 5%
Totaal 15,3 | 16,0 | 16,1 | 16,3 | 16,4 | 16,2

Bron: CREG

® De benuttingsgraad van een productiecentrale is de effectief geproduceerde energie gedeeld door de
energie die de centrale zou leveren indien ze gedurende elk uur van het jaar op maximaal vermogen zou

produceren.
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56.

Uit deze tabel blijkt dat gasgestookte eenheden 41% van de productiecapaciteit uitmaken.
Zoals hierboven reeds beschreven, zijn 11 grote STEG’s goed voor 4,5 GW, dus twee derde

van de gasgestookte eenheden (6,7 GW).

De nucleaire eenheden vertegenwoordigen 36% van de capaciteit. Samen met de
gasgestookte eenheden is dit 77% van de productiecapaciteit in Belgié. Pompcentrales en
steenkoolcentrales hebben respectievelijk 9% en 6%. De top vier is dus goed voor meer dan
90% van de productiecapaciteit. Wind heeft een aandeel van 3%. De rest is marginaal, met

een aandeel van 2% of lager.

Geproduceerde energie per brandstoftype. De tabel hieronder geeft een schatting van de
geproduceerde energie per brandstoftype voor de voorbije zes jaren. Hiervoor wordt het

volledige jaar beschouwd.

Productie (TWh) Marktaandeel (%)
Brandstoftype

2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011 | 2012 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011 | 2012
Aardgas 26,2 | 24,1 | 27,1 | 28,6 | 23,3 | 21,3 31% | 31% | 33% | 34% | 30% | 30%
Nucleair 45,8 | 43,4 | 44,9 | 45,7 46 | 38,7 55% | 55% | 54% | 55% | 59% | 55%
Pompcentrales 1,3 1,3 1,4 1,4 1,2 1,3 2% 2% 2% 2% 2% 2%
Steenkool 7,6 6,9 6,4 5,2 4,5 5,1 9% 9% 8% 6% 6% 7%
Wind 0 0 0,1 0,3 0,4 0,9 0% 0% 0% 0% 1% 1%
Andere 2,8 2,8 2,7 2,6 2,5 2,6 3% 4% 3% 3% 3% 4%
Totaal 83,7| 785 | 826 | 83,8 | 77,9 | 69,9

Bron: CREG

In 2012 produceerden de eenheden die aangesloten zijn op het Elia-net 69,9 TWh, de
laagste productie van de laatste zes jaar. Tegenover 2011 is dit een daling met 8 TWh of
10%. De productiedaling was het sterkst voor de nucleaire eenheden die 38,7 TWh
produceerden tegenover 46 TWh in 2011 (daling met 7,3 TWh of 16%). Deze daling is
nagenoeg volledig toe te schrijven aan de onbeschikbaarheid van twee nucleaire centrales
(Doel 3 en Tihange 2) sinds augustus 2012 wegens veiligheidsredenen. Ook de productie
door gasgestookte eenheden daalde van 23,3 TWh in 2011 naar 21,3 TWh, een daling met
9%. De productie door steenkoolgestookte centrales neemt in 2012 toe tot 5,1 TWh, een

stijging met 0,6 TWh ten opzichte van 2011.

Ondanks de forse daling in nucleaire productie blijft het aandeel van de nucleaire productie
met 55% ruim boven de helft. Het aandeel van de gasgestookte centrales blijft nagenoeg
constant op 31%. Steenkoolcentrales produceren ongeveer 7% van de energie. De top drie

produceert in 2012 bijgevolg 93% van de totale elektriciteit, een lichte daling ten opzichte
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van 2011 toen 94% van de totale elektriciteit werd geproduceerd door nucleair, gas en
steenkool.

57. Decentrale productie. In het begin van deze sectie werd aangegeven dat enkel de
eenheden aangesloten op het Elia-net worden beschouwd. Dit betekent dat er geen
rekening gehouden wordt met de productie op een spanningsniveau lager dan 30kV. De
CREG heeft in deze studie geen cijfers verwerkt wat betreft de productiecapaciteit en de
geproduceerde energie op dit spanningsniveau. Hiervoor wordt verwezen naar de specifieke
CREG-studie 1113 over de productiecapaciteit in Belgié, waarbij ook de eenheden die
onder 30kV worden beschouwd®.

® Zie studie (F)111013-CDC-1113.
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B  Elektriciteitsconsumptie

58. In deze sectie wordt de evolutie van de elektriciteitsconsumptie in de Belgische regelzone
geanalyseerd op basis van de gegevens van Elia®®. Dit betekent dat niet al het

elektriciteitsverbruik in Belgié gemeten wordt, maar het geeft een goede benadering.
B.1 Evolutie van het elektriciteitsverbruik

59. De onderstaande tabel geeft de totale elektriciteitsafname voor de jaren 2006 tot en met
2012, evenals het maximale en minimale opgevraagde vermogen tijdens deze jaren. In
totaal was in 2012 het elektriciteitsverbruik in de Elia-regelzone 81,7 TWh, een daling van
bijna 2% ten opzichte van 2011. Dit is het laagste opgevraagde vermogen van de voorbije
zeven jaren, met uitzondering van 2009 toen Belgié een economische crisis kende. Let wel,
de decentrale productie door bijvoorbeeld zonnepanelen is ook in 2012 sterk gestegen ten
opzichte van 2011 (zie infra).

Het opgevraagde vermogen was in 2012 maximaal 13.369 MW, wat hoger is dan in 2011.
De minimale elektriciteitsafname in 2012 was 5.845 MW, het laagste niveau van de laatste

zeven jaren. Dat komt neer op een baseload-afname van 51,3 TWh of 63% van het totale

verbruik.
consumptie 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012
totaal (TWh) 89,5 88,6 87,8 81,6 86,5 83,3 81,7
maximaal opgevraagd vermogen (MW) 13.702 | 14.033 | 13.431 | 13.513 | 13.845 | 13.201 | 13.369
minimaal opgevraagd vermogen (MW) 6.520 6.378 6.330 5.895 6.278 6.232 5.845
baseload (TWh) 57,1 55,9 55,6 51,6 55,0 54,6 51,3
%baseload 64% 63% 63% 63% 64% 66% 63%

Bron: CREG

19 De definitie van Elia van het verbruik is de volgende: “De verbruiksindicator is gebaseerd op de
injecties van elektrische energie in de regelzone van Elia en geeft een benaderend beeld van het
elektriciteitsverbruik in Belgié. De injecties van decentrale productie zoals windmolens, waterturbines of
kleinere warmtekrachtkoppelinginstallaties die injecteren op een spanning lager dan 30kV zijn niet in de
verbruiksindicator inbegrepen. Hoewel klein ten opzichte van het totale verbruik, neemt het belang van dit
laatste segment in de elektriciteitsproductie gestaag toe. De indicator omvat de nettoproductie van de
centrales en de lokale productiecentrales die injecteren op een spanning van minstens 30kV en de in- en
uitvoerbalans. Productie-installaties die zijn aangesloten op een spanning lager dan 30kV worden alleen
meegeteld voor zover er een netto-injectie op het Elia-net wordt gemeten. Het grootste deel van de
netverliezen is bijgevolg inbegrepen. De energie gebruikt voor het oppompen van water in de
opslagreservoirs van de pompcentrales wordt afgetrokken. De regelzone van Elia omvat Belgié plus het
Sotel-net in het zuiden van het Groothertogdom Luxemburg. Een klant met lokale productie neemt op

hetzelfde punt elektrische energie af van het net als waar de lokale productie in het net injecteert.”
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60.

61.

De onderstaande figuur geeft het verloop van de gemiddelde jaarlikse en de maximale
afname in de Elia-regelzone, evenals hun trendlijnen. Hieruit blijkt dat de gemiddelde
elektriciteitsafname sinds 2006 daalt met ongeveer 1% per jaar (met een uitzonderlijke laag
niveau in 2009 ten gevolge van de crisis). Ook de maximale elektriciteitsafname kent een
dalende trend, hoewel er hier, zoals te verwachten, meer variatie is. De gemiddelde daling
van het maximale elektriciteitsverbruik wordt geschat op gemiddeld 0,4% per jaar.
Opmerkelijk is wel dat 2012 een relatief lage maximale afname kent ondanks het feit dat
februari 2012 een koudegolf kende die langer en dieper was dan in de zeven voorgaande

jaren is voorgekomen.
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Evolutie van de gemiddelde en maximale elektriciteitsafname (in MW) in de Elia-zone en hun
trendlijnen voor de periode 2005-2012.
Bron: CREG

Deze trendmatige dalingen van de elektriciteitsafhname worden niet waargenomen in
Frankrijk. De onderstaande figuur toont dezelfde cijfers voor Frankrijk, namelijk de evolutie
van de gemiddelde en maximale afname in Frankrijk. Hieruit blijkt dat de maximale afname
een stijgende trend kent, terwijl de gemiddelde afname relatief gezien nagenoeg constant
blijft.
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62.
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Evolutie van de gemiddelde en maximale elektriciteitsafname (in MW) in Frankrijk en hun trendlijnen
voor de periode 2005-2012.
Bron: CREG

De onderstaande figuur geeft in meer detail de evolutie van de hoge elektriciteitsafnames in
de Elia-zone van de laatse zeven jaar. De curves geven de volgende afnameniveaus:

- hoogste niveau (blauwe lijn — ‘maxCap’)

- op 100 uur na het hoogste niveau (paarse lijn — ‘Cap@hr100’)

- 0p 200 uur na het hoogste niveau (rode lijn — ‘Cap@hr200’)

- 0p 400 uur na het hoogste niveau (groene lijn — ‘Cap@hr400’)

Alle trends zijn negatief en hoe lager het afnameniveau, hoe groter de negatieve trend en
hoe minder variatie er op de negatieve trend is (de verklaringskracht (R2) wordt groter). De
daling van de elektriciteitsafname op het 100*° uur wordt geschat op gemiddeld 0,7% per
jaar.

Het jaarlijks verschil tussen het hoogste afnameniveau en dat op uur 100 is tussen de 800
en 1.300 MW. Dat betekent dat er ongeveer 1.000 MW capaciteit slechts tijdens minder dan

100 uur nodig is. Voor de volgende 100 uur komt daar nog eens ongeveer 200 MW bij.
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De evolutie van de gerangschikte afnameniveaus in de Elia-zone (in MW) voor 2006-2012 (voor uur 1, uur 100,

uur 200 en uur 400), evenals hun trendlijnen.
Bron: CREG

63. Indien dezelfde cijfers bekeken worden voor Frankrijk, dan levert dit opnieuw een

tegengestelde trend op: alle trends zijn positief. Hoe lager het afnameniveau, hoe kleiner de

positieve trend is. Echter, hoe lager het afnameniveau, hoe meer variatie er op de positieve

trend is (de verklaringskracht (R?) wordt kleiner).
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64. Deze cijfers zijn alvast wat de Elia-zone betreft, niet gecorrigeerd voor temperatuur, noch
voor de lokale productie die niet gemeten wordt door Elia. Wat betreft de maximale afname
kan er ook een grotere prijsgevoeligheid meespelen in de daling (grote verbruikers die hun
consumptie verminderen bij hoge prijzen, een gedragsreactie die de CREG in het verleden
al heeft kunnen waarnemen). De CREG stelt zich hoe dan ook de vraag in welke mate de
vastgestelde evolutie van dalende elektriciteitsvraag structureel is dan wel gebonden is met
de conjunctuur of klimatologische omstandigheden of andere redenen. Met andere
woorden, in welke mate kan verwacht worden dat de trend van dalende maximale en
gemiddelde elektriciteitsafname zich doorzet, ook bijvoorbeeld bij herneming van de
economie? Om die vraag met meer zekerheid te kunnen beantwoorden is een meer
gedetailleerde analyse nodig dan deze die hierboven is uitgevoerd. Een dergelijke analyse

valt buiten het bestek van dit monitoringrapport.

B.2 Evolutie van het elektriciteitsverbruik in functie van de
weersomstandigheden

65. Aangezien bovenstaande cijfers en onderstaande grafiek geen rekening houden met de
invloed van de temperatuur, leek het relevant de impact van de weersomstandigheden op
het verbruik te beschrijven.
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66.

67.

Het elektriciteitsverbruik evolueert niet alleen in functie van de seizoenen, maar eveneens in
functie van meer plaatselijke weersomstandigheden zoals hittegolven of zeer koude
periodes.

Onderstaande tabel geeft voor elk jaar het Belgische jaarverbruik weer en de gemiddelde

jaartemperatuur in Belgié van 2007 tot 2012.

année 2007 2008 2009 2010 2011 2012
consommation totale annuelle (TWh) 88,6 87,8 81,6 86,5 83,3 81,7
température moyenne anuelle 11,52 10,88 11,02 9,66 11,62 10,59
Bron: ELIA, KMI

68. Volgens bovenstaande tabel waren 2007 en 2011 de warmste jaren tijdens de periode van

69.

70.

71.

2007 tot 2012. 2010 was echter het koudste jaar. Het kan verbazen dat het verbruik in 2007
het hoogst was tijdens de bestudeerde periode terwijl het een jaar was met de hoogste
gemiddelde temperatuur. Dit kan worden verklaard door het feit dat Belgié vanaf 2008, net
zoals de rest van Europa, te maken had met een economische crisis waardoor het

elektriciteitsverbruik is gedaald.

Zoals men kan zien op onderstaande grafiek, werd 2007 gekenmerkt door temperaturen die
zeven maanden lang veel hoger waren dan de normale seizoenstemperaturen, vier
maanden lang een beetje lager waren dan de norm en een maand even hoog waren als de
norm. Dit wil zeggen dat de temperaturen in 2007 relatief zacht waren in de winter, de lente
en de herfst, terwijl de zomer overeenkwam met de norm. In de maanden juli en augustus
ligt het verbruik over het algemeen lager omwille van de vakantieperiode. Bovendien waren
er in 2007 bijna geen hittegolven, waardoor er weinig energie werd gevraagd voor

airconditioning.

In 2008 vertraagde de Belgische economie; dit verklaart de daling van het verbruik
gedeeltelijk. Dit jaar ligt, zoals blijkt uit onderstaande grafiek, dichtbij de norm. De
temperaturen waren slechts drie maanden van het jaar hoger dan de norm. De evolutie van
het verbruik volgt de "normale” cyclus van de seizoenen. Het verbruik ligt hoog in de eerste
drie maanden waarin de temperaturen relatief laag zijn. Het verbruik daalt naarmate de
temperatuur stijgt en dit tot juli-augustus. Na de zomervakantie vertoont het verbruik een
stijgende tendens met dalende temperaturen. November is vrij zacht waardoor het verbruik
lager is. Dit zachte weer is echter van korte duur, want in december zorgen de polaire

stromen voor sneeuw en koud weer, waardoor de elektriciteitsvraag weer stijgt.

In 2009 vertraagde de Belgische economie nog steeds; dit verklaart de daling van het

verbruik gedeeltelijk. Deze daling is ook het gevolg van bijzonder zacht weer tijdens tien
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72.

maanden van het jaar met temperaturen hoger dan de normale seizoenstemperaturen. Toch
werd een hoog verbruik geregistreerd in de maand januari en de maand december, in deze
maanden zorgden de polaire stromen voor een zeer koude periode met hevige

sneeuwbuien.

Het jaar 2010 werd gekenmerkt door de laagste gemiddelde temperaturen van de periode
(2007-2011). De stijging van het verbruik ten opzichte van de vorige jaren kan voornamelijk
worden verklaard door het weer. Volgens onderstaande grafiek was de temperatuur zeven
maanden van het jaar lager dan de normale seizoenstemperatuur. Uit deze grafiek blijkt
eveneens dat het meest elektriciteit werd verbruikt in de maanden waarin het verschil met
de seizoenstemperaturen het hoogst was. Dit wil zeggen dat het verbruik in Belgié in zekere
mate gevoelig is voor koude temperaturen in de winter, vooral wat het residentieel verbruik

betreft, zoals men in onderstaande grafiek kan zien.
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73.

74.

75.

Toch is de impact van de temperaturen op het verbruik nog groter in Frankrijk. In
Frankrijk verwarmt 30% van de gezinnen zich met elektrische toestellen. Zodra
het koud is, is de elektriciteitsvraag zeer hoog door de elektrische
verwarmingstoestellen. Frankrijk had zelfs drie historische verbruikspieken na
elkaar in 2010: op 11 december (93.080MW), 14 december (94.600MW) en 15
december (96.710MW). RTE schrijft in zijn "bilan électrique francais 2010" dat de
gevoeligheid van het elektriciteitsverbruik aan de temperatuur op bepaalde uren
van de dag 2.300MW** bedraagt per graad Celsius, hetzij het equivalent van het
dubbele van het verbruik van een stad zoals Marseille.

2011 was het jaar met de hoogste gemiddelde temperaturen van de bestudeerde
periode (2007-2012). De daling van het verbruik ten opzichte van de vorige jaren
kan, voornamelijk, worden verklaard door het weer. Volgens bovenstaande
grafiek was de temperatuur tien maanden van het jaar hoger dan de normale
seizoenstemperatuur. De twee koudste maanden waren de twee zomermaanden.

2011 was het recordjaar wat de hoogste temperaturen betreft.

In het jaar 2012 was er nog steeds een economische crisis. In het eerste kwartaal
van 2012 groeide de Europese economie het minst sinds twee jaar. Deze
economische vertraging beperkt het elektriciteitsverbruik, in het bijzonder dat van
de industriéle afnemers. In het eerste kwartaal van 2012 waren de temperaturen
vrij zacht, behalve in februari. In deze maand werd Europa getroffen door een
koudegolf waardoor het elektriciteitsverbruik steeg. In Frankrijk bereikte het
verbruik een recordhoogte aangezien het land in de winter zeer gevoelig is voor
de temperatuur omdat er verwarmd wordt met elektriciteit. In de maand maart
kregen Belgié en Frankrijk te maken met een meteorologische conjunctuur
waarbij er sneeuw bleef liggen op de hoogspanningslijinen waardoor de
hoogspanningsmasten werden beschadigd en er stroomonderbrekingen waren in
de regio Henegouwen en het noorden van Frankrijk. In het tweede kwartaal
waren de temperaturen vrij zacht en in juni waren er zelfs enkele dagen
hittetemperaturen. Daardoor steeg het verbruik voor airconditioning lichtjes. We
merken ook op dat er in het tweede kwartaal een aanzienlijk aantal verlofdagen
waren waardoor het verbruik daalde. In het derde kwartaal met de

zomermaanden lagen de temperaturen in juli en augustus lager dan de normale

! RTE, Bilan Electrique Francais 2010, 20 januari 2011, p.13



seizoenswaarden, ook al waren er midden augustus in Belgié enkele hittedagen.
In het vierde kwartaal was het weer regenachtig maar waren de temperaturen vrij

zacht voor het seizoen.

B.3 Verbruiksprofiel en impact van zonnepanelen

76.

77.

De onderstaande figuur geeft het dagverloop van de gemiddelde
elektriciteitsafname per kwartier in de Elia-regelzone voor de jaren 2006 tot 2012.
Deze figuur toont de lagere afname in de jaren 2009 (paarse lijn), 2011 (oranje
liin) en vooral 2012 (zwarte lijn). Wat echter ook opvalt, is het profiel van 2012:
tijdens de middaguren wordt er gemiddeld minder afgenomen dan tijdens de
avondpiek. Dit fenomeen is ook al beperkt merkbaar voor het jaar 2011 en kan

verklaard worden door de hogere elektriciteitsproductie door zonnepanelen.
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Gemiddelde elektriciteitsafname per kwartier in de Elia-zone voor de jaren 2006 tot 2012
(in MW)
Bron: CREG

Op de bovenstaande figuur is niet enkel te zien dat in 2012 de elektriciteitsafname
tijdens de middag verminderd is ten opzichte van de voorgaande jaren, maar ook
dat tijdens de daluren de vermindering minder uitgesproken is. De variabiliteit van
de elektriciteitsafname binnen de dag is dus verminderd. Dat wordt ook bevestigd
in de onderstaande figuur. Deze figuur toont de gemiddelde variabiliteit binnen de

dag gemeten met de standaarddeviatie (‘Av D-Stdev’ — blauwe lijn) en de
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78.

standaarddeviatie van het verschil van de elektriciteitsafname tussen twee
opeenvolgende dagen (‘StdDev of DvD-1’ — rode lijn). Tevens toont de figuur op
de rechtse as ook de standaarddeviatie van het verschil tussen twee
opeenvolgende kwartieren (‘Stdev of QtoQ — right axis’ — groene lijn). Deze
statistieken dalen eveneens, zij het in mindere mate. Men kan dus besluiten dat
de variabiliteit van de elektriciteitsvraag zowel binnen de dag als tussen twee

opeenvolgende dagen en tussen twee opeenvolgende kwartieren afneemt.

1000 150
950 /\‘\‘\ 145
900 140
850 \\\\‘“- 135

800 ¢ 130
750 125
700 120
650 115
600 | ‘ | | ‘ ‘ 110

2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012

——Av D-Stdev —m-StdDev of DvsD-1
StdDev of QtoQ - right axis

Per jaar, de gemiddelde variabiliteit van de elektriciteitsafname binnen de dag (‘Av D-
Stdev’ — blauwe lijn), het verschil tussen twee opeenvolgende dagen (‘StdDev of DvD-1’ —
rode lijn) en op de rechtse as het verschil tussen twee opeenvolgende kwartieren (‘Stdev
of QtoQ — groene lijn) (in MW). De linkse en rechtse verticale assen beginnen op
respectievelijk op 600 MW en 110 MW.

Bron: CREG

Een afnemende variabiliteit impliceert niet noodzakelijk dat er geen bijkomende
nood kan zijn aan flexibiliteit. De variabiliteit is immers niet hetzelfde als de
voorspelbaarheid. Zoals in het deel vijf over de balancing uiteengezet wordt, moet
de netbeheerder elk jaar meer middelen inzetten om het evenwicht te bewaren,
ondanks de hierboven vastgestelde (licht) dalende variabiliteit van de

elektriciteitsvraag.
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79.

80.

81.

Impact zonneproductie

De CREG beschikt niet over gedetailleerde productiegegevens (per uur of per
dag) door de decentrale zonnepanelen. De CREG kan wel een schatting maken
van deze productie in Vlaanderen op basis van de totale toekenning van
groenestroomcertificaten per maand en op basis van gegevens van
zonneproductie in Duistland. Concreet wordt de uurproductie door zonnepanelen
in Vlaanderen als volgt geschat: de totale maandelijkse productie door
zonnepanelen in de regelzone van TenneT-Duitsland wordt vergeleken met de
totale maandelijkse zonneproductie in Vlaanderen (op basis van het aantal
uitgereikte certificaten). Vervolgens wordt op basis van deze vergelijking de
Duitse zonneproductie herschaald om te komen tot een schatting voor de
Belgische productie (die momenteel nog steeds voornamelijk door de
zonnepanelen in Vlaanderen worden geleverd). De periode gaat over 2011-2012.

Op basis van de uitgereikte groenestroomcertificaten was de totale
elektriciteitsproductie door zonnepanelen in Vlaanderen 1 TWh in 2011 en 1,7
TWh in 2012.

De onderstaande figuur geeft het resultaat van deze schatting voor de
gemiddelde, maximale en minimale dagprofielen in 2011 en 2012. Wat opvalt is
het dat het gemiddelde en het maximale dagprofiel sterk gestegen zijn van 2011

naar 2012. De minimale productie is verwaarloosbaar.
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82. De onderstaande figuur geeft op basis van dezelfde schatting de evolutie van de

maandelijkse gemiddelde en maximale productie op uur 13. Zeer opmerkelijk is
de geschatte maximale productie van 1.371 MW in september 2012 en 1.271 MW
in oktober 2012. Ook in oktober van het jaar 2011 werd al de maximale productie
genoteerd van 2011. Ook het feit dat er in oktober van 2011 en 2012 een
gemiddelde productie geschat wordt voor uur 13 van respectievelijk 503 MW en
658 MW is opvallend. Dat is enerzijds te verklaren door het feit dat er in de loop
van het jaar productiecapaciteit bijkomt, maar ook door het feit dat het rendement

van de zonnepanelen het hoogst is wanneer het niet te warm is.
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83. De variabiliteit van de zonneproductie zou ook zichtbaar moeten zijn in een

verhoogde variabiliteit van de afname tijdens de middaguren. De onderstaande
figuur geeft per jaar een dagprofiel van de variabiliteit van de afname, gemeten
met de standaarddeviatie van de afname per kwartier. Hieruit blijkt dat sinds 2012
de afnamevariabiliteit voor de middagkwartieren is toegenomen ten opzichte van
de vorige jaren met 100 tot 200 MW, een verhoging van 10-20%. Voor de daluren

is de variabiliteit ten opzichte van de meeste jaren afgenomen.
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84.

85.
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Standaarddeviatie per kwartier van de netafname voor 2006-2012 in de Elia-regelzone (in
MW). De verticale as begint op 600 MW.
Bron:CREG

Toch moet ook de gestegen variabiliteit van de bovenstaande figuur genuanceerd
worden. Deze geeft de variabiliteit van de elektriciteitsvraag per kwartier over een
heel jaar. Indien de standaarddeviatie van het verschil in de elektriciteitsvraag
tussen twee opeenvolgende kwartieren bekeken wordt, dan blijkt die in 2012 toch
ook gedaald geweest te zijn, ten opzichte van sommige vorige jaren. Dat wordt
getoond in de onderstaande figuur. De figuur toont dat voor nagenoeg het hele
dagprofiel de variabiliteit in het verschil tussen twee opeenvolgende kwartieren
afneemt in 2012 ten opzichte van de sommige voorgaande jaren. Dit is zeker zo

voor de ochtend-, middag- en avondpiek.
De verwachting is dat de gemiddelde impact van zonnepanelen in 2013 nog

sterker zal zijn, omdat deze cijfers een gemiddelde zijn over heel 2012, terwijl er

ook in de loop van 2012 nog een toename was van PV-installaties.
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Standaarddeviatie van het verschil in elektriciteitsafname tussen twee opeenvolgende
kwartieren (in MW). De verticale as begint op 50 MW.
Bron: CREG

B.4 Voorspellingsafwijkingen

86. Elia doet dagelijks een voorspelling van de elektriciteitsafname voor elk half uur
van de volgende dag. De voorspelling van de afname is belangrijk, aangezien de
Belpex DAM prijs sterk afhankelijk is van de afname. Indien marktspelers zich
baseren op de voorspellingen van de vraag door de netbeheerder, dan kunnen
foute voorspellingen een impact hebben op de prijs op de Belpex DAM. De
onderstaande tabel geeft een analyse van de voorspellingsafwijking per dag. De
voorspellingsafwijking per dag wordt berekend door het gemiddelde reéle
dagverbruik af te trekken van de gemiddelde voorspelde dagafname (beide in
MW). Indien voor een bepaalde dag dit verschil positief is, was de voorspelling
hoger dan het reéle verbruik. Deze berekeningswijze impliceert een ondergrens
voor de werkelijke voorspellingsafwijking, aangezien binnen de dag de

voorspellingsafwijkingen kunnen gecompenseerd worden™.

12 stel bijvoorbeeld dat de consumptie voor elk uur exact 10.000 MW was en dat Elia de
consumptie steeds correct voorspeld had, behalve tijdens uur x voorspelt Elia 9.000 MW (een
afwijking van -1.000 MW) en tijdens uur y 11.000 MW (een afwijking van +1.000 MW), dan is
de voorspellingsafwijking volgens onze berekening OMW, aangezien de twee
voorspellingsafwijkingen elkaar over de dag opheffen.
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87. De gemiddelde afwijkende voorspelling voor een bepaald jaar is het gemiddelde
van alle voorspellingsafwijkingen per dag van dat jaar en geeft aan of Elia een
vertekende voorspelling voor dat jaar doet. Als dit gemiddelde rond 0 MW zit, dan
is er geen vertekening: Elia voorspelt dan soms eens teveel, dan eens te weinig
verbruik. Als dit gemiddelde positief is, dan heeft Elia voor dat jaar gemiddeld
gezien een overschatting van het verbruik voorspeld. Dit was het geval in 2007 en
2008 met een gemiddelde afwijking van respectievelijk 263 MW en 144 MW. In de
daaropvolgende vier jaren 2009-2012 voorspelde Elia gemiddeld te weinig

afname®®,

88. Algemeen kan gesteld worden dat Elia, op basis van de absolute cijfers, een
verbeterde voorspelling heeft gerealiseerd in 2012: op bijna alle berekende
statistieken is de voorspellingsafwijking op dagbasis verbeterd ten opzichte van
de voorgaande jaren.

89. De onderstaande tabel geeft ook het aantal dagen dat de gemiddelde
voorspellingsafwijking hoger was dan 500 MW en 1.000 MW. Ook uit deze cijfers
blijkt dat de voorspellingsafwijking op dagbasis verkleind is; opvallend is vooral de
afname van het te weinig voorspellen van meer dan 500 MW: na een slechte
prestatie in 2011 is dit in 2012 lager dan de drie voorgaande jaren, zonder een

echte verslechtering van de afwijking in andere zin (teveel).

voorspellingsafwijking op dagbasis
(positief, als voorspelling > reéle afname)

Y2007 | Y2008 | Y2009 | Y2010 | Y2011 | Y2012
gemiddelde 263 144 -134 -268 -308 -117
gemiddelde>0 317 225 182 434 334 218
in MW | gemiddelde<0 -113 -257 -314 -333 -378 -236
Max (max te veel) 1.233 786 | 1.143 | 1.862 | 1.459 | 1.657
Min (max te weinig) -480 | -1.758 | -1.848 | -1.559 | -2.365 | -1.109
#>500MW 60 15 6 8 8 9
aantal | #<-500MW 0 8 44 49 89 23

dagen | #>1000MW 5 0 1 6 2

#<-1000MW 0 3 6 8 2

Bron: CREG+ELIA

'3 Dat kan verklaard worden door de decentrale productie door de zonnepanelen: deze
verminderen de afname van de gezinnen en dus de afname van het Elia-net.
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C

90.

Uitwisseling van elektriciteit

In deze sectie wordt de uitwisseling van elektriciteit in Belgié geanalyseerd.
Hierbij wordt vooral de elektriciteitsbeurs Belpex behandeld, zowel de day-ahead
markt (DAM) als de continue intra-day markt (CIM). In deze sectie wordt ook
beschreven in welke mate de negatieve prijzen op de Duitse day-aheadmarkt de
Belgische prijzen en de prijzen van de andere landen uit de CWE-regio

beinvlioeden.

C.1 Kortetermijnmarkt

C.1.1 Day-ahead markt (DAM)

91.

92.

93.

Historiek van de Europese DAM-beursmarkten

Om de dynamiek van de beursmarkten in Belgié en de buurlanden te begrijpen, is
het interessant de historiek van de beursmarkten voor elektriciteit in Europa te

schetsen.

De eerste Europese elektriciteitsbeurzen ontstonden in de jaren 90. Ze lagen
allemaal in het noorden van Europa, met uitzondering van de beurs in Amsterdam

(de "Amsterdam Power Exchange").

Pas in de jaren 2000 was er grote interesse voor de Europese beursmarkten. Het
jaar 2000 was een keerpunt in de geschiedenis van de verkoop van elektriciteit. In
dat jaar ontstond de eerste geintegreerde beursmarkt voor elektriciteit (Nord Pool)

en dat was het begin van twee Europese elektriciteitsbeurzen.

Eerst werd een Franse beurs opgericht. Op 12 april 2000 kwamen de
verschillende partijen die deelnamen aan het project om een Franse
elektriciteitsbeurs op te richten, tot een akkoord. Dit project werd op 26 november
2001 concreet met de lancering van Powernext Day-ahead en daarna, op 14 juni

2004, door de oprichting van een markt voor futures, Powernext Futures.

Daarnaast werd een Duitse beurs opgericht. De eerste regionale Duitse beurs, de
Leipzig Power Exchange, werd op 14 juni 2000 operationeel en werd in juli 2002
samengevoegd met de Frankfurt Based European Energy Exchange en zo

ontstond de "European Energy Exchange" (EEX).
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94.

95.

96.

97.

98.

Pas in 2003 begon de geschiedenis van de Belgische elektriciteitsbeurs. Vanaf
dan creéert Elia immers een werkgroep om een Belgische elektriciteitsbeurs te
lanceren. Elia werkt samen met bestaande energiebeurzen uit de buurlanden van
Belgié: de Nederlandse beurs "Amsterdam Power Exchange" (APX genoemd) en

de Franse elektriciteitsbeurs "Powernext".

In 2004 belast de minister bevoegd voor economische zaken de CREG met een
studie van de wettelijke maatregelen die moesten worden genomen voor de
goede werking van de Belgische beurs. De CREG doet aanbevelingen om de

liquiditeit te stimuleren en een marktkoppeling in te voeren.

Op 7 juli 2005 werd de Belgische elektriciteitsbeurs juridisch opgericht door de
transmissiebeheerders van Belgié (Elia), Frankrijk (RTE) en Nederland (TenneT)

enerzijds en de beurzen van de buurlanden anderzijds: Powernext en APX.

Op 8 december 2005 formuleert de CREG haar advies (A) 051208-CDC-496
betreffende het ontwerp van marktreglement, ingediend door de onderneming
Belpex. Op 11 januari 2006 kent de federale minister voor Energie, Marc
Verwilghen, Belpex de vergunning toe om een markt te organiseren voor de
uitwisseling van energieblokken op basis van een dossier dat onder andere de
structuur van het aandeelhouderschap en de financiéle en administratieve
organisatie beschrijft. Dezelfde dag keurt Marc Verwilghen het marktreglement

goed van Belpex, een gereguleerde beurs.

Op 21 november 2006 is de energiebeurs Belpex operationeel. De beurs
organiseert en beheert dan exclusief een day-ahead markt (DAM genoemd) om
de kortetermijnhandel van elektriciteitsblokken te vergemakkelijken en zo
producenten, leveranciers, industriéle grootverbruikers en groothandelaars de
mogelijkheid te bieden om hun portefeuille op korte termijn tegen een
transparante en competitieve prijs op internationaal vlak te optimaliseren. Vanaf
het begin wordt de Belgische beurs door de prijzen gekoppeld aan de
Nederlandse beurs (APX) en de Franse beurs (Powernext). Deze trilaterale
prijskoppeling houdt in dat interconnectiecapaciteit en elektrische energie tegelijk
worden verkocht, waardoor de beschikbare capaciteit beter kan worden gebruikt
en congestie aan de Belgische grenzen beter kan worden beheerd via impliciete
veilingen van day-ahead capaciteiten op de verbindingen met Nederland en

Frankrijk.
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99. Op 6 juni 2007 ondertekenen de drie Europese landen onderworpen aan het
systeem van de trilaterale prijskoppeling (Belgié, Nederland en Frankrijk) evenals
Duitsland en Luxemburg de "Memorandum of understanding” om de

marktkoppeling uit te breiden.

100. Sinds 9 november 2010 strekt de prijskoppeling zich uit tot de regio Centraal
West-Europa (CWE). Deze bestaat uit de trilaterale markt die wordt aangevuld
met Duitsland en Luxemburg, wat betekent dat de Belgische day-ahead markt
voortaan op basis van impliciete veilingen met Frankrijk, Duitsland, Luxemburg en
Nederland is gekoppeld. Vanaf dan wordt deze prijsgekoppelde zone eveneens

gekoppeld (door de volumes ditmaal) met de Scandinavische markt (zie infra).
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101. Op 12 januari 2011 wordt de interconnector NorNed tussen Nederland en
Noorwegen gevoegd bij de volumekoppeling die op 9 november 2010 was

gestart.

102. Op 1 april 2011 wordt de interconnector BritNed opgenomen in de CWE-
prijskoppeling.

103. De toekomstprojecten voor de Europese beurzen zijn nog steeds niet aan
hun einde toe. Momenteel lopen er besprekingen voor een project van een
uitgebreide prijsmarktkoppeling (price coupling of region). Tegen 2013 spreekt
men over de concretisering van een noordwest-Europese day-ahead markt
volgens het flow based systeem waarvoor de landen hun akkoord hadden

gegeven in de ‘Memorandum of understanding’ van 2007.

Marktkoppeling

Prijsmarktkoppeling

104. In een systeem van prijskoppeling levert elke deelnemende markt
verschillende gegevens aan een gecodrdineerd berekeningssysteem:
e de beschikbare transportcapaciteit aan elke grens voor elke
richting en elke periode;
¢ de vraag- en aanbodcurven voor elke periode;

e de ‘block-orders’ die de partijen op de markt hebben gedaan.

105. Op basis van deze informatie bepalen de beurzen via een
berekeningsalgoritme, voor elke markt die deelneemt aan de koppeling, de prijs

en de netto-positie voor elke periode zoals geillustreerd in onderstaande figuur:

Input Output

beschikbare transmissiecapaciteit
de netto-exportcurves

de Block Orders die de deelnemers
op elke markt hebben geplaatst

de prijs voor elke periode
——>| Berekeningsalgoritme |——-—>
de nettopositie voor elke periode

106. Sinds de invoering van de marktprijskoppeling verschillen de prijzen tussen de
markten enkel als er onvoldoende beschikbare interconnectiecapaciteit is tussen

twee markten.

Een beperking aan een grens betekent dat de transportcapaciteit aan de grens is

verzadigd wat een congestierente met zich meebrengt.
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107. De onderstaande tabel geeft de gemiddelde procentuele incidentie van het
resultaat van de marktkoppeling tijdens de jaren 2007 tot 2012. Twee markten
hebben dezelfde prijs indien de interconnectie tussen de markten niet verzadigd
is'*. De onderstaande analyse beschouwt de volgende situaties:

o FR#BE#NL: de twee interconnecties zijn verzadigd => drie verschillende
prijzen in Belgié, Frankrijk en Nederland

o FR#BE=NL : de interconnectie met Frankrijk is verzadigd => Belgié en
Nederland zelfde prijs, Frankrijk verschillende prijs

o FR=BE#NL :de interconnectie met Nederland is verzadigd => Belgié en
Frankrijk zelfde prijs, Nederland verschillende prijs

e BE=NL=FR : de interconnecties zijn niet verzadigd tussen de drie landen
(geen congestie) => op de drie markten dezelfde prijs

e BE=NL=FR=GE: de interconnecties zijn niet verzadigd in de CWE-regio

(geen congestie) => in de hele CWE-regio dezelfde prijs

108. De tabel geeft aan dat in 2012 de prijzen in de CWE-regio (BE=NL=FR=GE)
gedurende 46,4% van de tijd gelijk zijn. Dat is een forse vermindering ten
opzichte van 2011 toen de prijzen nog gedurende bijna twee derde van de tijd

gelijk waren.

109. Ook de convergentie van de prijzen in de voormalige TLC (BE=NL=FR)
kenden in 2012 een daling, van 71% van de tijd naar 59,5%. Dat is voornamelijk
te verklaren door een daling van de prijsconvergentie tussen Frankrijk en Belgié:
in 2011 waren de Franse en Belgische prijzen nog nagenoeg voor 100% van de
tijld gelijk, terwijl dit daalde naar 85,4% in 2012. De prijsconvergentie tussen
Belgié en Nederland steeg licht in 2012 naar 72,6% van de tijd.

110. De tijd dat Belgié een geisoleerde prijs heeft, blijft met 1,4% ook in 2012 erg

laag.

FR#ZBE#NL | FR#BE=NL | FR=BE#NL | BE=NL=FR | BE=NL=FR=GE | BE=NL | BE=FR | BE=GE
2007 1,5% 9,5% 26,3% 62,6% 0,4% | 72,1% | 89,0% 0,6%
2008 0,7% 14,7% 15,2% 69,3% 0,3% | 84,0% | 84,5% 0,3%
2009 1,6% 28,4% 13,2% 56,8% 0,2% | 85,2% | 70,0% 0,3%
2010 1,2% 12,0% 26,3% 60,5% 8,1% | 72,4% | 86,8% 8,5%
2011 0,5% 0,3% 28,2% 71,0% 65,8% | 71,3% | 99,2% | 67,5%
2012 1,4% 13,1% 26,0% 59,5% 46,4% | 72,6% | 85,4% | 46.6%
2007-2012 1,2% 13,0% 22,5% 63,3% 20,3% | 76,3% | 85,8% | 22,8%

Bron: CREG (gegevens van ELIA, BELPEX, APX, EPEX Spot)

¥ In de praktik worden de prizen op twee markten als gelijk beschouwd indien het

prijsverschil kleiner is dan 0,015 €/ MWh.
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111. De onderstaande figuur geeft meer inzicht in de vermindering van
prijsconvergentie in 2012 ten opzichte van 2011: de figuur geeft het maandelijks
verloop van de prijsconvergentie tussen Belgié en de drie landen in de CWE-
regio. Hieruit blijkt dat de prijsconvergentie tot september 2012 niet echt
verminderd was ten opzichte van 2011, behalve voor de maand februari, wellicht
door de koudegolf. De prijsconvergentie tussen Belgié en Duitsland was zelfs
hoger tijJdens de zomer van 2012 in vergelijking met de zomer van 2011. De grote
daling in prijsconvergentie is er op het einde van 2012, wanneer de convergentie
tussen met Duitsland en Frankrijk sterk afneemt, terwijl deze met Nederland stijgt.
Deze dalende prijsconvergentie is voor een groot deel waarschijnlijk veroorzaakt
door de onbeschikbaarheid van 2.000 MW nucleaire capaciteit vanaf augustus
2012.
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Verloop van maandelijkse prijsconvergentie op de Day Ahead Markt in de CWE-regio in 2011-2012
Bron: CREG (gegevens van ELIA, BELPEX, APX, POWERNEXT, EEX)

Volumemarktkoppeling

112. Sinds 10 november 2010 werd een volumekoppeling gerealiseerd met de
Scandinavische markt, samen met de uitbreiding van de prijskoppeling van de

CWE-markt (zie supra).
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113.

De koppeling tussen de twee prijsgekoppelde zones: de CWE-regio (BE, DE,
FR, NL, LU) en de Scandinavische regio (NO, SE, DK, FI, ES) werkt op basis van

een volumemarktkoppeling geilllustreerd door de volgende figuur:

Input Output

beschikbare transmissiecapaciteit de stroom voor elke periode

——>| Berekeningsalgoritme |———>
de netto-exportcurves de nettopositie voor elke periode

De

In dit geval laten de beschikbare vervoerscapaciteiten aan elke grens voor elke
richting en elke periode evenals de netto-uitvoercurves van elk land voor elke
periode toe, met behulp van een berekeningsalgoritme van de onderneming
EMCC™ om de stromen op de interconnecties door de prijsgekoppelde zones te
bepalen. Deze informatie wordt vervolgens door de beurzen in rekening gebracht

om de prijzen op de verschillende markten te berekenen.

regionale prijsmarktkoppeling (CWE naar NWE)

114. Tot nu toe waren de CWE-markt en de Scandinavische markt op een andere

manier gekoppeld. Het doel van de NWE-marktkoppeling is, via de prijzen, de
day-ahead CWE-markt, de Scandinavische markt en Groot- Brittannié te
koppelen via eenzelfde algoritme dat tegelijkertijd de marktprijs, de nettopositie en
de stromen aan de interconnecties tussen de nationale markten berekent om de
interconnecties tussen de verschillende markten optimaal te benutten om het
algemeen welzijn te optimaliseren. Deze koppeling van de NWE-markt met 15

TNB's en 4 elektriciteitsbeurzen zou in november 2013 tot stand moeten komen.

115. Vooraleer de koppeling van de NWE-markt kan worden voltooid, dient er wel

nog een tussenstap te gebeuren. Deze bestaat uit de ontwikkeling en creatie van
een virtuele hub om de integratie van de Britse markt met de NWE-markt mogelijk
te maken. Het doel van de Britse hub is de liquiditeit van de verschillende Britse
beurzen die actief zijn in dezelfde regelzone te verdelen om één prijszone voor de
Britse markt te creéren. Deze stap was voorzien voor eind 2012 maar momenteel

werkt deze virtuele hub nog steeds niet.

> EMCC: European Market Coupling Company is een onderneming die werd opgericht om de
beschikbare capaciteit impliciet toe te kennen tussen de CWE-regio en de Scandinavische
landen
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De flow based marktkoppeling

116. Met het Memorandum of understanding dat op 6 januari 2007 werd
ondertekend door Belgié, Frankrijk, Duitsland, Luxemburg en Nederland
verbinden deze landen zich ertoe de bevoorradingszekerheid te verbeteren en

een marktkoppeling in te voeren op basis van een flow based systeem.

117. In 2012 werd het flow based CWE-project onderzocht en er waren veel
ontwikkelingen nodig van de negen actoren die bij het project betrokken waren: 3
energiebeurzen (APX, Belpex en EPEX Spot) en 7 beheerders van het
transmissienet voor elektriciteit (Amprion, Creos, Elia, RTE, TenneT GmbH,
TenneT B.V. en Transnet BW). Er waren veel simulaties over een flow based
systeem van toepassing op de CWE-regio. Op 21 februari 2013 zal de wekelijkse
publicatie van de resultaten van het flow based systeem parallel met het huidige

systeem beginnen en dit retroactief vanaf 1 januari 2013.

118. Net zoals de huidige koppeling kent de flow based marktkoppeling
interconnectiecapaciteit toe door het volledige economisch overschot van de
orderboeken van de verschillende gekoppelde spotmarkten te optimaliseren en
daarbij eveneens rekening te houden met de fysieke beperkingen van het net. Het
zal leiden tot een prijsconvergentie in de CWE-regio wanneer de beschikbare
vervoerscapaciteiten dat toelaten. Door een meer gedetailleerde beschrijving van
het net te gebruiken, zou deze prijsharmonisering met de flow based methode
moeten kunnen worden verbeterd terwijl het bevoorradingszekerheidsniveau

hetzelfde als vandaag zou blijven.

Prijzen
DAM-prijsvork

119. De koop- en verkooporders op de beurzen hebben een prijsgrens. Elke beurs
omschrijft immers voor elk product de specifieke kenmerken ervan, met inbegrip
van het prijsinterval waartussen het moet liggen om gevalideerd te worden.
Bijgevolg moeten de prijsgrenzen van alle orders binnen dit interval liggen. Een
"order tegen elke prijs" is een order waarvan de grenswaarde gelijk is aan een

van de intervalgrenzen.

120. De CREG heeft zich gebogen over de analyse van deze prijsvorken om te

weten waarvoor ze dienen.
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121. Volgens Belpex bestaan deze prijsgrenzen vooral om technische redenen
eigen aan de kenmerken van de day-ahead markt en, in het bijzonder, voor de
waardering van orders tegen elke prijs.

122. De prijsgrenzen van het day-ahead product van Belpex werden in de loop van

de tijd gewijzigd.

In het begin mocht de prijs van de koop- en verkooporders niet lager zijn dan 0,01
€/MWh en niet hoger dan 3.000 €/ MWh. Deze prijsgrenzen zijn het gevolg van de
harmonisering van die van Powernext (de Franse beurs) en APX (de Nederlandse
beurs) die werden herzien om de trilaterale prijsmarktkoppeling tussen Belgi€,
Nederland en Frankrijk te realiseren. Tot dan beschikte Nederland over een
prijsvork tussen 0,01 € MWh en 2.500 €/ MWh.

In de aanloop naar de lancering van de CWE-marktkoppeling (koppeling van de
markten van de zone BE-NL-FR-GE-LU), werd een raadpleging gehouden over
de verschillende op te lossen kwesties over de structuur van de markt waaronder
de kwestie van de technische grenzen. De resultaten van deze raadpleging tonen
aan dat bijna 70% van de respondenten voor een harmonisering van de grenzen
is en 75% voor de integratie van negatieve prijzen zoals in Duitsland. Toch waren
er discussies over de maximale hoogte van de aan te nemen negatieve prijs,
zoals onderstaande grafiek aantoont. Uiteindelijk werd de grens van Duitsland
aangenomen op het moment dat de CWE-koppeling werd gelanceerd, d.w.z. +/-
3.000€/MWh.

neutraal voor

Bron: http://www.belpex.be/uploads/media/CWE-Survey2009FINAL.pdf
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Volgens het resultaat van de raadpleging was de voornaamste reden voor een
dergelijke voorkeur voor negatieve prijzen dat ze toelaten de prijzen correct vast

te leggen wanneer productie-installaties een negatieve marginale kost halen™.

123. In elke stap van de marktkoppeling moeten de technische grenzen opnieuw
worden geharmoniseerd opdat alle markten op gelijke voet zouden staan bij
prijspieken. Indien de prijsgrenzen tussen de landen hetzelfde zijn, kunnen de

orders tegen elke prijs immers op dezelfde manier worden gevaloriseerd.

124. Op het Europees continent kunnen de technische grenzen verschillen van de
CWE-markt. Laten we het voorbeeld nemen van de Scandinavische landen die
door volumes zijn gekoppeld aan de CWE-markt en restrictievere technische
grenzen hebben. De prijsvork ligt er immers tussen -200 en 2.000 €/ MWh. Spanje
beschikt eveneens over een restrictievere prijsvork, voornamelijk door de
structuur van de markt die verschilt van die van Belgié, in het bijzonder omdat de
producenten worden vergoed voor hun beschikbaarheid om te produceren en dit

ook wanneer ze niet produceren.

Evolutie van de DAM-prijzen

125. Door de relatief hoge graad van verzadiging van de interconnecties in 2012
liggen de prijzen verder uit elkaar dan de voorgaande jaren. De evolutie van de
gemiddelde maandprijs op de vier marktplaatsen van Belgié, Nederland, Frankrijk
en Duitsland is te zien op onderstaande figuur. Deze figuur geeft de gemiddelde

prijzen per maand voor de vier beurzen voor de periode 2007 tot 2012.

126. De gemiddelde jaarprijs op de Belpex DAM in 2012 is 47,1 €/ MWh; dat is 2,3
€/MWh lager dan in 2011. In 2012 had Frankrijk nagenoeg hetzelfde prijsniveau
als Belgié en was Nederland 1 € MWh duurder dan Belgié. Duitsland was met
een gemiddelde prijs van 42,7 €/ MWh 10% goedkoper dan de andere landen uit
de CWE-regio. In 2011 waren Belgié en Frankrijk nog goedkoper dan Duitsland.

127. De duurste maand in 2012 op de Belpex DAM was februari 2012 met een
gemiddelde prijs van 65,1 €/ MWh. De eerste helft van februari 2012 kende Belgié

'® Hier wordt in het bijzonder verwezen naar gesubsidieerde hernieuwbare energie, maar deze
redenering geldt ook voor korte onderbrekingen van niet-flexibele centrales (vooral
kerncentrales).
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en zijn buurlanden een koudegolf met hoge prijzen tot gevolg. De goedkoopste

maand was mei 2012 met een gemiddelde prijs van 40 €/ MWh.
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Maandelijkse gemiddelde prijzen op de vier beurzen in de CWE-regio voor de periode 2007 tot
2012. - Bron: CREG, ELIA, BELPEX, APX, POWERNEXT, EEX

Ondanks de onbeschikbaarheid van 2.000 MW nucleaire productiecapaciteit
in Belgié vanaf augustus 2012 stegen de prijzen niet noemenswaardig meer dan
anders en bleven ze op gelijke hoogte met Nederland. Het is wel zo dat de prijzen
de laatste drie maanden van 2012 stegen ten opzichte de zomermaanden, maar
dat is een trend die te verwachten is op de spotmarkt, gezien de hogere vraag

naar elektriciteit.

De onderstaande figuur geeft dit meer in detail. De figuur toont voor elk jaar
de gemiddelde Belpex DAM-prijs van de laatste drie maanden ten opzichte van
de gemiddelde jaarprijs (‘12M-av’ — blauwe balkjes). Gezien de piekprijs in
februari 2012 door de koudegolf wordt ook een verhouding berekend waarbij de
gemiddelde jaarprijs berekend wordt zonder de februari-maand (‘(12M-feb)-av’ —
rode balkjes). Uit deze gegevens blijkt dat in 2012 de prijzen de laatste drie
maanden niet noemenswaardig hoger waren ten opzichte van de gemiddelde

jaarprijs.
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Gemiddelde Belpex DAM-prijs van de laatste drie maanden ten opzichte van de
gemiddelde jaarprijs (‘12M-av’ — blauwe balkjes), evenals de gemiddelde Belpex
DAM-prijs van de laatste drie maanden ten opzichte van de gemiddelde jaarprijs

zonder de februari-maand (‘(12M-feb)-av’ — rode balkjes)
Bron: CREG

Uit de evolutie van de gemiddelde maandprijs (zie supra) blijkt dat de

gemiddelde prijzen de afgelopen vier jaar op de vier beurzen gematigd blijven ten

opzichte van eind 2007 en 2008. Dat blijkt ook zo te zijn voor de prijspieken, zoals

te zien in de onderstaande tabel. Deze geeft voor de periode 2007-2012 het

aantal uren dat er zich een prijs vormde tijdens een bepaald prijsinterval. Hieruit

blijkt dat het aantal prijspieken in 2009-2012 gevoelig lager is dan in 2007 en

2008. In 2012 kwamen de prijzen gedurende 76 uren boven 100 €/ MWh, waarvan

60 keer tijdens de maand februari, de maand met de koudegolf.

131.
negatieve prijzen werden op 1 en 2 januari genoteerd en twee uren tijdens 25

Er werden ook 7 uren genoteerd met negatieve prijzen. Vijf uren met

december. Het is opmerkelijk dat tijdens de winter negatieve prijzen worden

genoteerd, zeker in december 2012 toen er 2.000 MW nucleaire capaciteit

onbeschikbaar was.

aantal uren Y2007 Y2008 Y2009 Y2010 Y2011 Y2012

<0€/MWh 0 0 0 0 0 7
0-100 8396 7601 8716 8705 8742 8701
100-200 305 1164 43 52 17 73
200-300 25 13 0 2 0 3
300-500 15 2 0 0 0 0
500-1000 14 3 0 0 0 0
1000-3000 4 0 0 0 1 0

Bron: CREG
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132. Zoals hierboven reeds gezegd, kenden Belgié en de buurlanden tijdens de
eerste helft van februari 2012 een koudegolf. De CREG heeft over deze periode

een studie gemaakt over zowel de gas- als de elektriciteitsmarkt'’.

133. De volatiliteit van de Belpex DAM prijzen kan ook gemeten worden door de
standaarddeviatie. De onderstaande figuur geeft per jaar drie statistieken van de
standaarddeviatie (in €/ MWh):

e ‘av of D-stdev’ (blauw): de gemiddelde standaarddeviatie op dagbasis: per
dag wordt de standaarddeviatie berekend van de 24 uren, vervolgens wordt
per jaar een gemiddelde berekend van deze 365 (366) standaarddeviaties.

o ‘stdev of D-av’ (rood): de standaarddeviatie van de gemiddelde dagprijs: per
dag wordt de gemiddelde prijs berekend van de 24 uren en vervolgens per
jaar een gemiddelde berekend van deze 365 (366) gemiddelden.

o ‘stdev of M-av’ (groen): de standaarddeviatie van de gemiddelde maandprijs:
per maand wordt de gemiddelde prijs berekend en vervolgens per jaar een

gemiddelde berekend van deze 12 gemiddelden.

35
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Y2007 Y2008 Y2009 Y2010 Y2011 Y2012

Volatiliteit van de Belpex DAM-prijs volgens drie statistieken: gemiddelde
standaarddeviatie op dagbasis (‘av of D-stdeV’), standaarddeviatie van de gemiddelde
dagprijs (‘stdev of D-av’) en de standaarddeviatie van de gemiddelde maandprijs
(‘stdev of M-av’). Alle waarden in €/ MWh.

Bron:CREG

134. Uit de figuur blijkt dat de volatiliteit volgens de drie statistieken sterk is
afgenomen in de periode 2009-2012 tegenover 2007-2008. Er is in 2011 een

7 Zie CREG-studie (F)080515-CDC-768
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kleine verhoging van de volatiliteit, wellicht veroorzaakt door de prijspiek van
2.999 €/MWh op uur 8 van 28 maart 2011.

Volumes

135. Onderstaande tabel geeft de totale jaarlijkse volumes op de Belpex DAM (in
TWh), voor de periode 2007-2012. De tabel geeft de aangekochte, verkochte,
verhandelde, geimporteerde en geéxporteerde energie via Belpex DAM, evenals
een vergelijking van het verhandelde volume met de afname zoals gemeten door
Elia (‘handel/afname’). Uit deze gegevens blijkt dat er tijdens 2012 op de Belpex
DAM 16,5 TWh verhandeld werd. Dat is een recordvolume en een sterke stijging
ten opzichte van 2011 toen er ook al een recordvolume werd verhandeld. Het
verhandelde volume komt overeen met 20% van de jaarlijkse afname in de Elia-

regelzone, veruit het hoogste aandeel sinds de start van Belpex DAM.

136. Tevens blijkt dat de spelers die actief zijn op de Belpex DAM in 2012 15,8
TWh aangekocht hebben, tegenover 8,9 TWh dat verkocht werd®. Bijgevolg werd
er via Belpex DAM netto bijna 7 TWh ingevoerd naar de Elia-regelzone.

volumes op Belpex DAM (in TWh)
koop | verkoop | handel | import | export | netto import | handel/afname
2007 6,8 4,8 7,6 2,7 0,8 2,0 8,6%
2008 10,4 4,3 11,1 6,8 0,7 6,1 12,6%
2009 6,0 9,1 10,1 1,0 4,1 -3,1 12,4%
2010 9,6 8,9 11,8 2,9 2,3 0,7 13,7%
2011 10,3 9,3 12,4 3,1 2,1 1,1 14,8%
2012 15,8 8,9 16,5 7,6 0,6 6,9 20,4%
2007-2012 59,0 45,3 69,5 24,1 10,5 13,6 13,6%
Bron: CREG

137. De onderstaande figuur geeft het maandelijkse verloop van de gemiddelde
volumes op de Belpex DAM voor de periode 2007-2012. Uit de figuur blijkt dat in
oktober 2012 een recordvolume van gemiddeld 2.742 MWh/h werd verhandeld.

18 beze volumes verschillen van elkaar en van het totaal verhandelde volume juist door de
marktkoppeling, namelijk door de in- en uitvoer met Frankrijk en Nederland. Om dit inzichtelijk
te maken, het volgende voorbeeld: stel dat op Belpex tijdens één uur 1.000 MWh aangekocht
wordt en 900 MWh verkocht wordt (er wordt dus 100 MWh ingevoerd) en voor een ander uur
800 MWh aangekocht wordt en 1.000 MWh verkocht wordt (uitvoer is dus 200 MWh). Het
gemiddelde verhandelde volume tijdens de twee uren op Belpex is dan 1.000 MWh, het
gemiddelde verkochte volume is 950 MWh en het gemiddelde aangekochte volume bedraagt
900 MWh.
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Zowel in februari en maart 2012 als in de maanden oktober-december was er een
piek in de verhandelde volumes.

138. In de periode oktober-december viel het verhandelde volume (‘trade’)
nagenoeg samen met het aangekochte volume (‘buy’) wat betekent dat er zeer
weinig werd geéxporteerd. De verkochte volumes (‘sell’) geven de volumes aan
die marktspelers op Belpex DAM verkocht hebben; deze dalen vanaf augustus
2012. Deze trends zijn te verklaren doordat vanaf augustus 2012 twee nucleaire

centrales voor de rest van het jaar onbeschikbaar worden, waardoor er meer
geimporteerd wordt.
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Aangekochte (‘buy’), verkochte (‘sell’), verhandelde (‘trade’) volumes op Belpex DAM
gemiddeldes per uur (in MWh/hour)
Bron: CREG

Waarde van de contracten die op Belpex verhandeld worden

139. De onderstaande tabel geeft een beknopt overzicht van de waarde van de
contracten die op de Belpex DAM gedurende de periode 2007-2012 verhandeld
werden. In 2012 was de waarde met 804 miljoen euro het hoogst, en net iets
hoger dan 2008. In 2012 werd een recordvolume verhandeld, maar omdat de prijs
van de contracten in 2008 gemiddeld veel hoger was, is de totale waarde niet
zoveel verschillend. Sinds 2007 is de totale waarde van de contracten die via
Belpex DAM verhandeld werden 3,5 miljard euro.
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waarde van contracten

miljoen €
2007 365,9
2008 802,2
2009 388,5
2010 560,8
2011 618,6
2012 804,2
2007-2012 3.540,1

Bron: CREG

Marktaandelen en marktresiliéntie van Belpex DAM

140. De onderstaande figuur geeft een beeld van de marktaandelen van de spelers
op de Belpex DAM voor de koopmarkt. De volumes staan op de linkse as en zijn
uitgedrukt in TWh. De figuur geeft voor elke jaar van de periode 2007-2012 het
totaal aandeel dat de top 3 van de marktspelers op Belpex DAM koopt (‘top3-buy’
— blauw), het aandeel dat de rest koopt (‘rest-buy’ — rood) en het aandeel dat niet
gekocht wordt door marktspelers op Belpex maar door spelers actief op andere,
gekoppelde, day-ahead markten (‘export’ — groen). Dat laatste deel wordt dus
geéxporteerd. Het procentuele aandeel van de top 3 (van het totaal, dus inclusief
wat elders gekocht wordt (‘export’)) wordt weergegeven met de zwarte lijn
(rechtse as). De marktspelers in de top 3 kan in deze berekening van jaar tot jaar

verschillen, maar zijn dezelfde spelers binnen eenzelfde jaar.

141. Op de figuur is te zien dat het marktaandeel van de top 3 tijdens alle jaren
boven de 50% blijft, behalve in 2009 toen er veel door het buitenland gekocht
werd. In het algemeen blijft de export relatief beperkt.
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Evolutie van de marktaandelen op de Belpex DAM voor de koopmarkt in 2007-2012 (balkjes geven
volume in TWh op linkse as — zwarte lijn geeft het procentuele aandeel top3 op rechtse as)
Bron: CREG
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142. De onderstaande figuur geeft een beeld van de marktaandelen van de spelers
op de Belpex DAM voor de verkoopmarkt. De volumes staan op de linkse as en
zijn uitgedrukt in TWh. De figuur geeft voor elke jaar van de periode 2007-2012
het totaal aandeel dat de top 3 van de marktspelers op Belpex DAM ver koopt
(‘top3-sell’ — blauw), het aandeel dat de rest koopt (‘rest-buy’ — rood) en het
aandeel dat niet gekocht wordt door marktspelers op Belpex maar door spelers
actief op andere, gekoppelde, day-ahead markten (‘export’ — groen). Dat laatste
deel wordt dus geimporteerd. Het procentuele aandeel van de top 3 (van het
totaal, dus inclusief wat elders verkocht wordt (‘import’)) wordt weergegeven met
de zwarte lijn (rechtse as). De marktspelers in de top 3 kan in deze berekening

van jaar tot jaar verschillen, maar zijn dezelfde spelers binnen eenzelfde jaar.

143. Op de figuur is te zien dat de marktaandelen en de ‘import’ relatief sterk
kunnen variéren. Zo domineert de import in 2008 en 2012. Tijdens het crisisjaar
2009 en in 2010 is het aandeel van de top 3 dominant; in 2011 verkoopt de top 3
net geen 50% van het totaal. In 2012 zakt het verkoop-aandeel van de top 3 tot
onder de 30%, niet enkel door een stijgende import, maar ook door een stijging

van de verkoop door de “rest”.
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Evolutie van de marktaandelen op de Belpex DAM voor de verkoopmarkt in 2007-2012 (balkjes
geven volume in TWh op linkse as — zwarte lijn geeft het procentuele aandeel top3 op rechtse
as) - Bron: CREG

144. Belpex NV voert maandeliks een analyse uit naar de marktresiliéntie (of
marktrobuustheid) van de Belpex DAM. De marktresiliéntie meet de prijsgevoeligheid
van een markt: hoe minder de marktprijs reageert op extra vraag of aanbod, hoe

robuuster een markt. De marktresiliéntie kan bijgevolg ook dienen als een maat voor
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de liquiditeit van een markt: hoe meer resiliént (of robuust) een markt, hoe liquider.
Voor de analyse van de marktresiliéntie simuleert Belpex NV op een exacte manier
voor alle beschouwde uren wat de prijs zou geweest zijn indien er op de markt extra
energie te koop aangeboden of gevraagd zou geweest zijn, en dit voor stappen van
50, 250 en 500 MW. Deze analyse geeft bijgevolg een dynamisch beeld van de day-
ahead markt, wat de transparantie van deze markt verhoogt. De onderstaande figuur

geeft het gemiddelde prijsverschil per jaar voor de periode 2007-2011.

145. Uit de figuur blijkt dat indien er tijdens alle uren 500 MW extra energie zou
aangeboden geweest zijn op de Belpex DAM (“sell500” op de x-as), dit de
gemiddelde prijs in 2012 zou doen zakken hebben met ongeveer 1,5 €/ MWh. In 2011
was dit 1,1 €/ MWh; in 2007 en 2008 zou de prijs verminderd zijn met 3 €/ MWh. Ook
in de andere richting blijkt de markt in 2012 iets minder robuust dan in 2011 maar
toch nog steeds robuuster dan in 2007-2008: indien tijdens alle uren van 2012 500
MW extra zou aangekocht geweest zijn, dan zou de prijs met 2 €/ MWh gestegen zijn;
in 2007 en 2008 zou dit een prijsstijging veroorzaakt hebben van bijna 5 € MWh; in
2009 en 2010 een prijsstijging van respectievelijk 1,8 € MWh en 1,6 € MWh; in 2011
een prijsstijging van slechts 1,2 €/ MWh.
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Gemiddelde marktresiliéntie op de Belpex DEM voor de jaren 2007 tot 2012 (in €/ MWh)
Bron: CREG

146. De onderstaande figuur geeft de maandelijkse gemiddelde marktresiliéntie.
Hieruit blijkt dat de gestegen prijsgevoeligheid (of de gedaalde marktresiliéntie) te

wijten is aan de maand februari (door de koudegolf) en door de laatste maanden
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van 2012, ter verklaren door de hoge congestiegraad van de commerciéle
interconnecties, wat op zijn beurt veroorzaakt werd door het onbeschikbaar zijn
van 2.000 MW nucleaire capaciteit (dat tegen lage marginale kosten kan
produceren). Vooral opmerkelijk is dat de prijsgevoeligheid in 2012 lang niet de
niveaus bereikt die genoteerd werden in 2007 en 2008, toen de markt blijkbaar

krapper en/of minder flexibel kon reageren.
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Biedgedrag op Belpex DAM

147. Op de Belpex DAM kan een marktspeler energie kopen en verkopen via

respectievelijk een ‘buy’ en een ‘sell’-bieding. Zowel een ‘buy’ als een ‘sell’-bieding
kan per uur gebeuren via een ‘LimitOrder’ of in een blok van opeenvolgende uren via
een ‘BlockOrder’. Een ‘Sell BlockOrder’ van bijvoorbeeld 200 MW tegen 50 €/MWh
van uur 8 tot uur 20 wordt verkocht als de gemiddelde prijs gedurende de uren 8 tot
20 gelijk aan of boven 50 €/MWh is. Op die manier kan de producent start- en

stopkosten in zijn verkoopprijs correct weergeven.

148. Er zijn dus vier type biedingen mogelijk: (1) een ‘Buy BlockOrder’, (2) een ‘Buy

LimitOrder’, (3) een ‘Sell BlockOrder’ en (4) een ‘Sell Limitorder’. De onderstaande

vier figuren toont het totale gebruik van deze vier biedtypes volgens verschillende
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prijsintervallen. De bovenste figuren geven de twee mogelijke ‘BuyOrders’, terwijl de
onderste figuren de twee ‘SellOrders’ geven. In de vier figuren wordt onderaan
telkens het prijsinterval gezet dat het eerst wordt verhandeld. Dat betekent dat aan de
koopzijde (bovenste figuren) de laagste prijsintervallen onderaan staan, terwijl dit aan
de verkoopzijde (onderste figuren) bovenaan staat. De schaal van de figuren is
telkens het totale jaarlijkse volume van de biedingen (of ze nu verhandeld zijn of niet),
uitgedrukt in GWh. De schaal is voor de vier figuren hetzelfde (van 0 tot 20.000
GWh).

149. Sinds november 2011 is het mogelijk om zogenaamde ‘profile blocks’ te bieden.
Gewone block orders geven een prijs, het begin- en einduur en het vermogen. Het
vermogen moet in een gewone block-order gelijk zijn gedurende alle uren. Dat laatste
is niet vereist bij een ‘profile block’: het vermogen mag variéren van uur tot uur, met
als laagst mogelijke waarde 0 MW. Dat betekent dat er met minder risico rekening
gehouden kan worden met bijvoorbeeld de opstartkarakteristieken van een productie-
eenheid of de variabele vraag, eventueel gestuurd door de productie door
zonnepanelen. Bovendien zijn de beperkingen op het volume aan block-orders

versoepeld sinds oktober 2012.

150. Hierna wordt het verloop van het biedgedrag per type bieding besproken. Er wordt
geen onderscheid gemaakt tussen gewone block orders en ‘profile blocks’.

e ‘BUYBLOCKS’ (linksboven): Deze volumes zijn het laagst van de vier types. Het
gebruik van dit type kent echter een stijgende lijn en is in 2012 ruim verdubbeld
ten opzichte van 2007. In 2008 werden bijna uitsluitend ‘Buy BlockOrders’
ingegeven in het prijsinterval van [50-100 €/MWh), terwijl er in 2007 een grotere
verscheidenheid aan prijsintervallen gebruikt werden. In 2009-2012 domineerde
het prijsinterval [0-50 €/ MWh).

e ‘BUYLIMIT’ (rechtsboven): deze volumes liggen het hoogste van de vier types,
met in 2012 iets meer dan 18.000 GWh dat met dit type werd geboden (net iets
hoger dan ‘SELLBLOCK’). Sinds 2009 kent dit type biedingen een nagenoeg
lineaire stijging.

Het aandeel dat tegen de hoogste prijs van 3.000 €/ MWh ingegeven wordt, de
zogenaamde ‘market orders’, varieert van 39% in 2007 tot 59% in 2012. Voor
2012 komt dit overeen met 11.123 GWh. Al deze biedingen worden uitgeoefend
(want tegen de maximale prijs en er was geen curtailment), en in 2012 wordt
bijgevolg 70% van het totale aankoopvolume van 15,8 TWh gekocht via BuyLimit-
orders tegen 3.000 €/ MWh.

Het volume dat men wil kopen met biedingen in het prijsinterval [500-3000
€/MWh) is een pak lager, en neemt in 2012 verder af tot 4% van het totaal

geboden volume. Het aandeel dat men tegen lage prijzen wil kopen [0-50 €/MWh)
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zakt ten opzichte van 2011 zowel relatief al in absolute waarde tot ruim
3.500GWh wat een aandeel van 19% voorstelt van het totaal geboden volume via
BuyLimit-orders.

‘SELLBLOCK’ (linksonder): het geboden volume via SELLBLOCK is in 2012
gestegen tot 18.280 GWh tegenover bijna 8.000 GWh in 2011, meer dan een
verdubbeling dus. Dat is wellicht voor een groot deel te verklaren door de hogere
flexibiliteit die de ‘profile blocks’ bieden. Het introduceren van dit type biedingen
beantwoordt dan ook waarschijnlijk aan een echte vraag van de markt.

Wat betreft het gebruik van de prijsintervallen is het interval (50-100 €/MWh]
duidelijk dominant met 87% van de totale biedingen via SELLBLOCK, nagenoeg
hetzelfde aandeel als in 2011.

‘SELLLIMIT’ (rechtsonder): dit is het enige type bieding waarvan het geboden
volume afneemt ten opzichte van 2011, wellicht het gevolg van de sterke stijging
van de SELLBLOCK volumes.

In de periode 2007-2011 werd de meerderheid van de biedingen ingegeven in het
laagste prijsinterval ‘<=0,01 €/ MWh’. Dat is in 2012 niet meer het geval: 42% van
het totaal volume SELLLIMIT wordt in dit laagste prijsinterval geboden, tegenover

nog 52% in 2012. De hogere prijsintervallen krijgen een groter aandeel.

67/143



20.000
18.000
16.000
14.000
12.000
10.000
8.000
6.000
4.000
2.000

Sum of BUYBLOCKS (GWh)

2007 2008 2009 2010 2011 2012

m =3000 €/MWh m [500-3000 €/MWh)  m[200-500 €/MWh)
®[100-200 €/MWh)  ®[50-100€/MWh) = [0-50 €/MWh)

20.000
18.000
16.000
14.000
12.000
10.000
8.000
6.000
4.000
2.000
0

Sum of SELLBLOCK (GWh)

2007 2008 2009 2010 2011 2012
m <=0,01 €/MWh ® (0,01-50 €/MWh] = (50-100 €/MWh]
= (100-200 €/MWh] ® (200-500 €/MWHh] = (500-3000 €/MWh]

20.000
18.000
16.000
14.000
12.000
10.000
8.000
6.000
4.000
2.000

Sum of BUYLIMIT (GWh)

2007 2008 2009 2010 2011 2012

m =3000 €/MWh m [500-3000 €/MWh) m [200-500 €/MWh)
m [100-200 €/MWh)  m [50-100 €/MWh)  m [0-50 €/MWh)

Bron: CREG

20.000
18.000
16.000
14.000
12.000
10.000
8.000
6.000
4.000
2.000

m<=0,01 €/MWh
= (100-200 €/MWh]

Sum of SELLLIMIT (GWh)

2007 2008 2009 2010 2011 2012
= (0,01-50 €/MWh] = (50-100 €/MWh]
= (200-500 €/MWh]  m (500-3000 €/MWh]

68/143



151. Hierna wordt bekeken hoe de negatieve prijzen in Duitsland een invloed hadden op de

dam-prijs van de landen van de CWE-regio.

Negatieve prijzen op de EPEX Spot-beurs (2008-2012)

152. Deze sectie schetst hoeveel deze negatieve prijzen voorkomen op de Duitse spotbeurs
EPEX. Ze detailleert de omvang van deze negatieve prijzen en hun duur. We concentreren

ons op de day-ahead prijzen. Die mogen sinds het najaar van 2008 negatief zijn.

153. In 2008 waren er 15 uren met negatieve prijzen. De prijzen waren negatief tijdens
dalperiodes tussen middernacht en 8 uur 's morgens. Ze schommelen tussen [-101,52 en -
0,02] €/MWh. De laagste prijs werd 3 uur lang bereikt op 22 december 2008. De duur van de

negatieve prijzen varieerde van één uur tot zes uur.

154. Tijdens deze negatieve prijzen bedroeg het uitgewisselde volume gemiddeld 15,68 GWh
per uur. Als we deze volumes vergeliken met het gemiddelde volume dat in 2008 werd
uitgewisseld tussen middernacht en 8 uur 's morgens (15,96 GWh per uur), dan stellen we

vast dat het lager is en minder blijft dan een standaardafwijking van het gemiddelde.

155. In 2009 waren er op de EPEX Spot in Duitsland in totaal 71 uren waarop de prijzen
negatief waren. De prijzen zijn uitsluitend negatief tijJdens dalperiodes: tussen 20.00 uur en
8.00 uur in de week, het weekend en op feestdagen, d.w.z. wanneer er minder vraag is.
Onderstaande grafiek toont de prijs van de 71 uren waarin de prijzen negatief waren in
stijgende volgorde. We stellen vast dat de prijzen ongeveer een derde van die uren tussen -
0,01 €/MWh en -0,99 €/ MWh lagen en dat de laagste prijs werd vastgesteld op 4 oktober
2009. De duur van die negatieve prijzen varieert van één uur tot tien uur, wat we op 26

december 2009 hebben kunnen vaststellen.
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Grafiek: Verdeling van de uren met negatieve prijzen 2009
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156. Wat de volumes in 2009 betreft, bedraagt het gemiddelde van de volumes die werden
uitgewisseld tussen middernacht en 9 u 's morgens 14,55 GWh per uur voor het
hele jaar en bedraagt de standaardafwijking 1,93 GWh. Toen de prijzen negatief waren,
bedroegen de volumes gemiddeld 14,30 GWh per uur op 18 januari 2009, 12,80 GWh per uur
op 8 maart 2009, 12,11 GWh per uur op 4 mei 2009 en 17,50 GWh op 26 december 2009.
Een vergelijking van deze gemiddelde volumes met de volumes tijdens de uren volgend op
en voorafgaand aan deze negatieve prijzen tonen geen opvallende afwijking aan tijdens de

uren waarin de prijzen negatief zijn.

157. We stellen vast dat er in 2010 gedurende 12 uur negatieve prijzen geweest zijn. Ze deden
zich allemaal 's nachts voor, tussen 1 uur en 8 uur 's morgens, op twee uitzonderingen na,
namelijk op 16 mei 2010 tussen 13 uur en 16 uur toen de prijzen -0.03 € MWh en -0.04
€/MWh bedroegen. Deze negatieve prijzen hielden aan over periodes van
twee tot drie uur: 2 uur op 10 januari 2010, 3 uur op 1 maart 2010, 3 uur op 16 mei 2010 (2
uur met negatieve prijzen), 3 uur op 13 juni 2010, 2 uur op 12 december 2010. De omvang
van de negatieve prijzen is in 2010 duidelijk minder groot dan in 2009. Terwijl de prijzen -
500,02 €/MWh bedroegen op 4 oktober 2009, bedroeg de laagste prijs in 2010 “slechts” -
20,45 €/ MWh op 12 december 2010 en van de 12 negatieve uren, waren er amper 4 met

prijzen van minder dan -3 €/ MWh.

158. Wat de volumes in 2010 betreft, bedroeg het gemiddelde van de volumes die werden
uitgewisseld tussen middernacht en 9 u 's morgens 20,99 GWh per uur. De volumes die
werden uitgewisseld tijdens de negatieve prijzen bereikten: 21,38 GWh per uur op 10 januari
2010, 29,59 GWh per uur op 1 maart 2010, 23,23 GWh per uur op 16 juni 2010 en 25,96
GWh per uur op 12 december 2010. We kunnen daaruit afleiden dat de uitgewisselde
volumes op die uren niet overdreven waren en onder de standaardafwijking van het
gemiddelde blijven. De standaardafwijking van de steekproef van 2010 bedraagt 4,12 GWh.

159. In 2011 werden er 15 maal negatieve prijzen vastgesteld uitsluitend tijdens daluren in de
week en tijdens het weekend. Het aantal uren met negatieve prijzen lag lager dan in 2010. De
duur van de negatieve prijzen bedraagt 1 tot 4 uur. Zeven op vijftien negatieve prijzen liggen
tussen -1,00 €/ MWh en 0,00 €/ MWh en de minimumprijs tijdens deze periode bedraagt -
36,82 €/ MWh.

160. Wat de volumes in 2011 betreft, bedroeg het gemiddelde van de volumes die werden

uitgewisseld op dezelfde dagen 23,46 GWh per uur. De volumes die werden uitgewisseld
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tijdens de negatieve prijzen bedragen gemiddeld: 30,94 GWh per uur. Daaruit kunnen we

afleiden dat de uitgewisselde volumes op die uren boven de "normale" volumes liggen.

161. In 2012 waren de prijzen 56 uur negatief. Dit is een sterke stijging ten opzichte van 2011
die onder andere verklaard kan worden door een stijging van de frequentie en de intensiteit
van de wind en een toenemend aandeel van de hernieuwbare bronnen in de productie. De
negatieve prijzen kwamen voor tijdens daluren of in het weekend. De meeste uren kwamen
voor in januari en december 2012 tussen middernacht en 8 uur of zelfs 9 uur tijdens het
weekend. Een derde van de uren lagen de prijzen opnieuw tussen -1,00 en 0,00 €/ MWh. De
laagste prijs bedroeg -221,99€/MWh. Onderstaande grafiek toont de verdeling van de uren

met negatieve prijzen in 2012.
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Grafiek: Verdeling van de uren met negatieve prijzen 2012

162. Het bestaan van negatieve elektriciteitsprijzen op de Duitse day-ahead markt EPEX Spot
is een recent fenomeen dat mogelijk werd gemaakt vanaf 1 september 2008. Sindsdien en tot
31 december 2012 hebben we 169 uren met negatieve prijzen geteld op de Duitse day-ahead
markt van EPEX Spot. Deze negatieve prijzen kunnen zich gedurende enkele opeenvolgende
uren voordoen. De langste periode waarin continu negatieve prijzen werden opgetekend,

bedraagt 10 uur.

163. De negatieve prijzen kunnen hoge plafondniveaus bereiken, zoals bijvoorbeeld -500,02
€/MWh op 4 oktober 2009. In 2010 en 2011 hadden de negatieve prijzen de neiging om
minder groot te zijn (-20,45 €/MWh op 12 december 2010 en -36,82 €/ MWh op 4 februari
2011). In 2012 bedroeg de laagste prijs daarentegen -221,99€/MWh. Voor de volumes die

werden uitgewisseld tijdens deze periodes van negatieve prijzen, stellen we geen bruuske
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bewegingen vast in vergelijking met de voorafgaande of volgende periodes. De volumes die

werden uitgewisseld tijdens deze periodes behoren immers tot het gemiddelde

Impact van de negatieve prijzen op de buitenlandse beurzen (2008-2012)

164. Zoals vooraf gezegd, beschikt Duitsland sinds het najaar van 2008 over het mechanisme
van negatieve prijzen. In Belgi&, Frankrijk en Nederland zijn negatieve prijzen pas toegelaten

sinds de lancering van de CWE-marktkoppeling in november 2010.

165. Het is interessant om te kijken welke impact de Duitse negatieve prijzen hebben op de
prijs van de andere landen (Belgié, Frankrijk en Nederland).

166. Onderstaande grafieken tonen de data van het jaar 2008 waarop er een of meerdere
negatieve prijzen werden vastgesteld in Duitsland en de prijzen van de andere landen voor

deze data.
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De grafiek van 5 oktober 2008 toont de eerste negatieve prijzen die in Duitsland werden
gehanteerd. Die hadden een zeer kleine omvang aangezien ze lagen tussen -1,03 en -0,02.
Ze hielden aan over periodes van 3 uur. De grafiek toont aan dat er tijdens de periode van
negatieve prijzen in Duitsland (in oranje op de grafiek) geen prijsconvergentie was met de

andere landen.
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De grafieken hebben betrekking op de 3 dagen van december. De grafieken van 22

december 2008 en 25 december 2008 tonen aan dat de prijzen in Belgi€, Frankrijk en

Nederland dalen wanneer de

prijzen in Duitsland negatief zijn. De grafiek van 26

december 2012 daarentegen toont een heel andere tendens tussen de Duitse prijzen en

de prijzen van de andere landen. Ter herinnering, toen was er enkel een trilaterale

prijskoppeling tussen Belgié€, Frankrijk en Nederland.

167.
prijzen voor Belgi&, Frankrijk en
voor deze landen 0,01€/MWh™.

19 Zie paragraaf 122.

Laten we voor het jaar 2009 hetzelfde doen. Ter herinnering, in dat jaar mochten de

Nederland niet negatief zijn en bedroeg de minimumprijs
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De vorige grafieken tonen de belangrijkste data waarop de prijzen in Duitsland negatief
zijn. We merken op dat de prijzen in 2009 verschillende keer minder dan 100 €/ MWh
bedragen en op 4 oktober 2009 een record bereiken. Pas op 23 november 2009
bereiken de prijzen een gelijkaardige tendens in de verschillende landen. Op die datum
bereiken de Belgische, Franse en Nederlandse prijzen immers hun laagste niveau
tijdens de periode van negatieve prijzen in Duitsland. 26 december is ook de langste
periode met negatieve prijzen in Duitsland sinds ze verschenen.

168. 2010 is een scharnierjaar. Vanaf november 2010 wordt de markt met Duitsland gekoppeld

en worden er negatieve prijzen ingevoerd in Belgié, Frankrijk en Nederland.
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Uit de vorige grafieken blijkt dat de prijzen op 10 januari en 1 maart 2010 een
gelijkaardige tendens volgen. Op die datum bereiken de Belgische, Franse en
Nederlandse prijzen immers hun laagste niveau tijdens de periode van negatieve prijzen
in Duitsland. Op 12 december 2010 is er daarentegen geen prijsconvergentie tijdens de
periode van negatieve prijzen ondanks de invoering van de prijskoppeling met Duitsland.

169. Wat 2011 betreft, is er geen prijsconvergentie tussen de prijzen van Belgié, Frankrijk en
Nederland en de prijzen van Duitsland wanneer ze negatief zijn zoals blijkt uit de

onderstaande grafieken.

Studie (F)110303-CDC-1045 over de sterke reductie van interconnectiecapaciteit op 4
en 5 februari 2011 verklaart de redenen voor dit gebrek aan prijsconvergentie. Op die
twee dagen hebben de TNB's van de CWE-regio (Central West Europe) hun
interconnectiecapaciteiten drastisch verlaagd. Hierdoor verloor Belgié 96 % van zijn
interconnectiecapaciteit en kende prijzen die ongeveer 9 € / MWh hoger waren dan deze
van de Franse en Nederlandse buren. De studie verklaart dat: “de oorzaak van de
capaciteitsreductie  waarschijnlijk te wijten is aan de hoge voorspelde
windenergieproductie in het noorden van Duitsland”. In de twee zones met de hoogste
windcapaciteit bedroeg de gemiddelde voorspelde productie 18,3 GW, met een piek van
188 GW. De reéle productie bereikte echter maar 17,3 GW,

met een piek van 18,3 GW. Dergelijke effectieve (en niet voorspelde) productieniveaus
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werden weliswaar al bereikt zonder dat de interconnectiecapaciteit daardoor was
gedaald. In de studie (F)110303-CDC-1045 vraagt de CREG zich bijgevolg af of de

vermindering van de interconnectiecapaciteit gerechtvaardigd was en legt ze uit dat ze

de methode van de gecotrdineerde actie in het kader van de capaciteitsreductie gaat

bestuderen.
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170. Voor 2012 waren de prijzen voornamelijk in januari en december negatief. Onderstaande

grafieken tonen de delen van deze maanden waarin de prijzen negatief zijn.

De eerste grafiek toont de periode van 1 januari tot 8 januari 2012. Op 4 dagen waren de

prijzen negatief in Duitsland. We merken op dat de Belgische, Franse en Nederlandse

prijzen op 1 januari voor het eerst negatief waren en dit 3 uur lang. Op 2 januari doet zich

hetzelfde voor, behalve voor Nederland en dit 2 uur lang. Door het lage verbruik als

gevolg van de kerstvakantie en de sterke windproductie in Duitsland met uitvoer aan een

lage prijs vanuit dit land kwamen de prijzen tot onder nul in de CWE-regio®.

20 Belpex Monthly report January 2012
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De tweede grafiek toont de eindejaarperiode van 2012. Er is opnieuw prijsconvergentie
tussen Frankrijk en Duitsland en de prijzen zijn negatief op 25 december gedurende 3
niet-opeenvolgende uren en op 26 december gedurende een uur. Er is twee keer een
uur prijsconvergentie tussen Belgié en Frankrijk en Duitsland. Deze keer is er op geen
enkel ogenblik een prijsconvergentie tussen de negatieve prijzen van Duitsland en de
prijzen van Nederland. De negatieve prijzen van 25 en 26 december 2012 worden
veroorzaakt door een laag verbruik omwille van de zachte temperaturen voor het
seizoen en de periode van de kerstvakantie en een sterke windenergieproductie in
Duitsland. De hoge uitvoer vanuit Duitsland leidde tot congesties aan de grenzen van
de CWE-regio waardoor Belgié minder uren van de negatieve prijzen kon genieten dan

Frankrijk en Duitsland.?

171. Vanaf 2009 kunnen we op sommige uren een prijsconvergentie tussen Duitsland, Belgié
en Nederland vaststellen. In het begin van 2010 geldt dit nog steeds. In 2011 wordt er
tijdens periodes met negatieve prijzen in Duitsland echter geen enkele prijsconvergentie
vastgesteld met de andere landen: Belgi€, Frankrijk en Nederland. In 2012 is het de eerste
keer dat er in Belgié, Frankrijk, Nederland en Duitsland gelijktijdig negatieve prijzen worden

vastgesteld.

172. “De elektriciteitsprijzen kunnen negatief worden wanneer de residuele last, dat wil
zeggen de totale last, verminderd met de productie van elektriciteit van hernieuwbare
oorsprong (hoofdzakelijk windenergie), laag is. De mogelijkheid om de productie verder te
verminderen is in dat geval beperkt en soms is het nodig om de productie van de baseload
centrales te verminderen. Het is echter duur om deze centrales stil te leggen en opnieuw op
te starten. Daarom beslissen bepaalde producenten om elektriciteit te blijven produceren
met hun baseload centrales en met verlies te verkopen. Dat komt hen in feite minder duur uit
dan de productie stil te leggen. De producenten van elektriciteit van hernieuwbare oorsprong
lijden niet onder deze negatieve prijzen vermits ze hun elektriciteit tegen het aankooptarief
verkopen", zoals uitgelegd in studie 110908-CDC-1098 over het vormingsmechanisme van

de negatieve elektriciteitsprijzen in Duitsland.

! Belpex Monthly report december 2012
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C.1.2 Continue intra-day markt (CIM)

Historiek van de intra-day beursmarkt

173. De continue beursmarkt wordt steeds aantrekkelijiker waardoor de beurzen

aangemoedigd worden om nieuwe producten te creéren.

174. Op 17 juli 2007 lanceert Powernext een intra-day product voor de levering van
elektriciteit op de Franse hub.

175. Op 13 maart 2008 startte Belpex met een nieuw marktsegment, namelijk de Belpex CIM
of intra-day handel. Dit nieuwe marktsegment biedt marktspelers een transparant platform
om te kunnen reageren op alle onverwachte veranderingen op de markt tot maar 5 minuten
voor de reéle tijd. Sinds 1 april 2008 is SPE (nu EdF Luminus) voor dit marktsegment een
liquidity provider; dit houdt in dat SPE zich engageert om binnen een bepaalde prijsvork

gedurende 80% van de tijd orders te plaatsen van 25 MW voor aan- of verkoop..

176. Op 19 juni 2008 ondertekenen APX, Belpex, Powernext en EEX een document met de
titel "Cross-Border Intraday Markets - White paper on a possible market model proposed by
APX, Belpex, EEX and Powernext" over de systemen die moeten worden uitgewerkt om een

marktkoppeling op intra-day niveau te realiseren.

177. De koppeling van de intra-day markten aan de Nederlandse grens zal op 17 februari

2011 concreet worden??.

178. Op 14 maart 2012 werden de Belgisch-Nederlandse intra-daymarkt en de intra-daymarkt
van de Scandinavische regio®® gekoppeld. Door deze koppeling kon een mechanisme met
impliciete toewijzing van de intra-daycapaciteit op de interconnector NorNed tussen
Nederland en Noorwegen worden ingevoerd. Dit continue capaciteitstransactie- en
toewijzingssysteem garandeert dat elke deelnemer, naast de liquiditeit die op zijn markt
aanwezig is, op ieder ogenblik zal beschikken over de beschikbare verkoop- en
aankooporders in heel de geintegreerde regio voor de beschikbare grensoverschrijdende
intra-daycapaciteit. Deze evolutie is nog een stap in de verwezenlijking van een Europese

geintegreerde intra-day markt.

22 Op 17 februari 2011 werd de Belpex CIM gekoppeld met de intra-day markt van APX-ENDEX.
23 Scandinavische regio: Denemarken, Noorwegen, Zweden, Finland, Estland en Duitsland.
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Prijs op de intra-day markt

179. In de intra-day markt zijn de technische grenzen in feite de grenzen die zijn opgelegd
door de informaticatools die de berekeningsalgoritmes laten draaien. Ze zijn trouwens
om die reden zeer breed. Momenteel zijn de intra-day prijsgrenzen geharmoniseerd
tussen Belgié, Nederland, de Scandinavische landen en een deel van Duitsland die
het Elbas- systeem gebruiken*. De prijsvork voor het Elbas-systeem, de minimale en
maximale prijs die marktspelers kunnen ingeven, is -9.999,90 €/ MWh en 9.999,90 €
IMWh. De markten die in Duitsland en Frankrijk worden beheerd door EPEX Spot®,
die momenteel een ander systeem dan Elbas gebruikt, hebben dezelfde prijvork.

180. De onderstaande tabel geeft de verhandelde volumes en prijzen voor de intra-day
markt. In 2012 werd er in totaal 513 GWh verhandeld, een stijging van 41% ten opzichte
van 2011. De prijzen op de intra-day markt volgen de evolutie van de prijzen op de day-
ahead markt, maar zijn in het algemeen hoger. Dat kan voor een groot deel verklaard
worden doordat er op de intra-day markt meer verhandeld wordt tijdens de piekuren dan

tijdens de daluren en de piekprijzen zijn gemiddeld hoger dan de dalprijzen.

Intra-day 2008 | 2009 | 2010| 2011 2012
Volumes (GWh) 89 187 275 363 513
Prix (€/MWh) 87,8 42,3 50,1 55 51,5
Bron: CREG
C.2 Langetermijnmarkt

181. In de vorige sectie werd de kortetermijnmarkt behandeld, meer bepaald de Belpex
DAM en CIM. In deze sectie wordt de langetermijnmarkt behandeld, waarbij ook hier
enkel de beurs wordt beschouwd, in casu APX-ENDEX (nu ICE Endex) met haar
markten voor Belgié en Nederland, en EEX met haar producten voor levering Frankrijk

en Duitsland.

* Het Elbas-systeem is een uitwisselingsplatform dat een impliciete en continue allocatie van de
interconnectiecapaciteit toelaat.

® EPEX SPOT is de beurs van de Europese spotmarkten voor elektriciteit die de Franse, Duitse,
Oostenrijkse en Zwitserse markten beheert.
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C21 Futures prijs in vergelijking met Belpex DAM

Transactiemaand

182. De onderstaande figuur geeft de maandelijkse gemiddelde prijs voor vier types
energiecontracten voor de periode 2007-2012: day-ahead (D+1, Belpex DAM), month
ahead® (M+1, Endex BE), quarter ahead”’ (Q+1, Endex BE), en year ahead®® (Y+1,
Endex BE). De gegevens zijn de gemiddeldes wat betreft de transactiemaand. Een
voorbeeld van berekening: de gemiddelde prijs voor een quarter ahead contract in
januari 2007 was 43,2 €/ MWh: dit is de prijs die betaald wordt voor levering van energie
in Q2 van 2007, zijnde de periode van april tot juni 2007. Dat contract wordt echter ook
verhandeld in februari en maart 2007. De prijzen die dan tot stand komen kunnen (en

zullen) verschillend zijn aan de prijs in januari.

183. Uit de figuur blijkt dat de vier types contracten een gelijkaardige trend volgen: een
sterke stijging eind 2007, met begin 2008 een daling om vervolgens een piek te
bereiken in augustus-oktober 2008; door de economische crisis zakken de prijzen terug
erg sterk om gedurende 2009 en 2012 tussen 35 en 65 €/MWh te blijven. De
onderstaande tabel geeft de correlatie tussen de gemiddelde maandelijkse prijzen van
de vier types contracten voor de periode 2007-2012. Deze tabel bevestigt dat de vier
types contracten sterk correleren. De correlatie is het hoogst tussen day-ahead en
month ahead (0,90) en het laagste tussen day-ahead en year ahead (nog steeds 0,70).

Deze correlaties verminderen ook naarmate de periode uitbreidt.

184. De piekprijs van februari 2012 op de day-ahead markt lijkt nergens doorgesijpeld te

zZijn. Deze hogere prijs werd veroorzaakt door de koudegolf.

® month ahead is de Endex Power BE Month en is het rekenkundig gemiddelde in EUR/MWh van
de referentieprijzen zoals die aan het eind van de dag zijn vastgesteld ("end of day") van month
ahead contracten (contracten voor de fysische levering van elektriciteit op het Belgische
hoogspanningsnet in de daaropvolgende maand), =zoals gepubliceerd op de website
http://www.iceendex.com/

2 quarter ahead is de Endex Power BE Quarter en is het rekenkundig gemiddelde in EUR/MWh van
de referentieprijzen zoals die aan het eind van de dag zijn vastgesteld ("end of day") van quarter
ahead contracten (contracten voor de fysische levering van elektriciteit op het Belgische
hoogspanningsnet in het daaropvolgende trimester), zoals gepubliceerd op de website
http://www.iceendex.com/

28 year ahead is de Endex Power BE Calendar en is het rekenkundig gemiddelde in EUR/MWh van
de referentieprijzen zoals die aan het eind van de dag zijn vastgesteld ("end of day") van calendar
contracten (contracten voor de fysische levering van elektriciteit op het Belgische hoogspanningsnet
in het daaropvolgende kalenderjaar), zoals gepubliceerd op de website http://www.iceendex.com/
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correl BE M+1 | BE Q+1 BE Y+1
BED+1 | 0,90328 | 0,79521 | 0,70188

BE M+1 0,88346 | 0,77513
BE Q+1 0,85327
Bron: CREG
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Gemiddelde maandprijzen per transactiemaand voor verschillende producten (in €/MWh)
Bron: CREG

Leveringsmaand

185. Om (ex-post) na te gaan welk contract (D+1, M+1,...) het goedkoopste was tijdens
welke periode, moet de prijs vergeleken worden tijdens de leveringperiode®. De prijs

voor een quarter ahead product ligt vast per drie maanden, die van een year ahead voor
een jaar. Dat geeft de onderstaande figuur.

% Om de gemiddelde prijs te bepalen voor een welbepaald product, wordt telkens de gemiddelde
prijs berekend tijdens een periode die even lang is als de leveringsperiode van het product, en net
voor de levering: voor bijvoorbeeld de prijs van een quarter ahead product (drie maanden) in de
periode januari-maart 2010 wordt het gemiddelde genomen van de quarter ahead prijs tijdens de
periode oktober-december 2009 (de drie maanden net voor de leveringsperiode begint).
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Bron: CREG

186. Op basis van deze gegevens kan de gemiddelde leveringsprijs per jaar worden
berekend, wat onderstaande tabel geeft. Voor levering in de periode 2007-2012 werd
voor een day-ahead contract gemiddeld 49,1 €/ MWh betaald, voor een month ahead
contract is dit 52,3 €/ MWh, voor een quarter ahead 55,0 €/ MWh en voor een year ahead
is dit 57,9 €/ MWh. Dat betekent dat month ahead, quarter ahead en year ahead
respectievelijk gemiddeld 6,6%, 11% en 16% duurder waren dan een day- ahead
contract in de periode 2007-2012. Hieruit blijkt dat voor de periode 2007-2012 geldt dat
hoe langer de prijs op voorhand wordt vastgelegd (en voor een langere periode), hoe
hoger de gemiddelde prijs is. Indien de cijfers per jaar geanalyseerd worden, blijkt dat er
€én jaar is dat een month ahead contract gemiddeld goedkoper was dan een day-ahead
contract, namelijk in 2010. Tevens blijkt er één jaar te zijn dat een year ahead contract
goedkoper was dan een day-ahead contract, namelijk 2008. Deze gegevens zijn in de
tabel in het geel gemarkeerd. Een quarter ahead contract was nooit goedkoper dan een
day-ahead contract.
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t.o.v. D+1
BED+1 |(BEM+1 | BEQ+1 | BEY+1 BE M+1 | BE Q+1 BE Y+1
2007 41,7 44,5 48,7 59,5 2,7 7,0 17,8
2008 70,6 78,2 77,6 56,4 7,6 6,9 -14,3
2009 39,4 43,6 52,3 75,5 4,2 12,9 36,1
2010 46,3 45,2 46,4 51,0 -1,1 0,1 4,7
2011 49,4 54,9 55,7 50,1 5,5 6,3 0,7
2012 47,1 47,6 49,1 55,2 0,5 2,0 8,1
2007-2012 49,1 52,3 55,0 57,9 3,2 5,9 8,8
% 6,6% 11,2% | 16,1%

Bron: CREG

187. Er kunnen verschillende redenen gegeven worden voor het feit dat
langetermijncontracten duurder zijn dan day-ahead contracten. Zo bijvoorbeeld kan de
hogere prijs beschouwd worden als de risicopremie die een marktspeler wenst te
betalen waarbij hij zich indekt tegen onverwachte omstandigheden die een invioed
hebben op de groothandelsprijs, zoals brandstofkosten, de beschikbaarheid van
productiecapaciteit, de CO,-prijs en de te verwachten economische ontwikkeling. Hoe
meer op voorhand het contract wordt afgesloten, hoe hoger de risicopremie, wat blijkt uit

de gegevens uit bovenstaande tabel.

188. Deze risicopremie is in de elektriciteitsmarkt voor de periode 2007-2011 duidelijk
positief, wat betekent dat consumenten meer risico-avers zijn ten aanzien van
onverwachte marktomstandigheden in vergelijking met de producenten. Een intuitieve
verklaring is de volgende: consumenten op de groothandelsmarkt voor elektriciteit zijn
voornamelijk industriéle spelers. Hun elektriciteitsconsumptie wordt bepaald door hun
orderboek, met een tijdshorizon tot enkele maanden of jaren, maar meestal niet langer.
Daardoor kan een vaste prijs voor hun toekomstige elektriciteitsvraag hun risico
beperken, zelfs als ze daarvoor een premie moeten betalen. Anderzijds worden
producenten verondersteld meer risico-avers te zijn dan consumenten als het gaat over
contracten op zeer lange termijn (tot meerdere decennia). De reden is dat investeringen
in productiecapaciteit meestal afgeschreven worden over een periode van 15 tot 40 jaar

(of zelfs langer).
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189. Andere mogelijke redenen zijn onder meer het niveau van liquiditeit en transparantie
van de langertermijnmarkt ten opzichte van de kortetermijnmarkt, evenals het bestaan

van valabele alternatieven.

C.2.2 Futures prijs in de CWE-regio

190. De onderstaande figuur geeft de maandelijkse gemiddelde prijs voor een year ahead
contract voor levering in vier landen: Belgié, Nederland, Frankrijk en Duitsland. De

gegevens zijn de gemiddeldes wat betreft de transactiemaand.

191. Uit de figuur blijkt dat de prijzen in de vier landen sterk met elkaar correleren, met
bijgevolg ongeveer dezelfde trend als eerder besproken: een stijging in de loop van
2007 en begin 2008, met medio 2008 een sterke stijging; in het najaar van 2008 dalen
de prijzen sterk door de economische crisis; gedurende 2009 en 2011 blijven de prijzen
tussen 40 en 60 €/ MWh. In de loop van 2011 dalen de prijzen van ongeveer 60 € MWh
naar 50 €/ MWh.

192. Naar het einde van 2012 is er echter een divergentie waar te nemen: de Duitse year
ahead prijzen dalen in december 2012 verder naar een gemiddelde van 45,6 € MWh
voor levering in 2013, terwijl de prijzen voor Nederland op het einde van 2012 een
stijgende trend hebben naar een gemiddelde van 51,8 €/ MWh voor levering in
Nederland in 2013. Het prijsverschil tussen Nederland en Duitsland is daarmee in
december 2012 groter dan 6 €/ MWh, of meer dan 10%. Belgié zit er tussenin, met op
het einde van 2012 een daling tot een gemiddelde prijs van 49 €/MWh in december
2012.
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voor levering in Belgié,

193. De prijzen liggen over het algemeen erg dicht bij elkaar, zeker sinds 2009, behalve

op het einde van 2012 wanneer er een divergentie optreedt tussen de vier landen. De

onderstaande tabel geeft per jaar de gemiddelde year ahead prijs voor de vier landen; in

het tweede deel van de tabel wordt deze prijs vergeleken met de prijs in Belgié. Hieruit

blijkt dat in 2011 de Belgische year ahead prijs de laagste was in de CWE-regio. Dat is

niet meer het geval in 2012: dan blijkt enkel Nederland duurder, met Frankrijk nagenoeg

dezelfde prijs en Duitsland goedkoper. Voor de volledige transactieperiode 2007-2012

geldt dezelfde conclusie als voor 2012: Nederland duurder, Frankrijk nagenoeg gelijk en

Duitsland goedkoper dan Belgié.

Transactieperiode - €/MWh t.o.v. BEY+1
BEY+1 | NLY+1 | FRY+1 | GEY+1 NLY+1 | FRY+l1 | GEY+1

2007 56,4 60,4 54,4 55,9 7,0% -3,5% -0,9%

2008 75,5 75,8 73,8 70,0 0,4% -2,3% -7,4%

2009 51,0 50,3 51,8 49,3 -1,3% 1,7% -3,3%

2010 50,1 49,6 52,4 49,9 -1,0% 4,7% -0,3%

2011 55,2 56,0 56,0 56,0 1,5% 1,5% 1,6%

2012 50,4 51,9 50,5 49,2 2,8% 0,2% -2,4%
2007-2012 56,4 57,3 56,5 55,1 1,6% 0,1% -2,4%
Bron: CREG
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C.3 Andere factoren die de prijzen beinvlioeden

194. In dit deel onderzoeken we de verschillende factoren die een impact hebben op de
elektriciteitsprijs voor de landen die deelnemen aan de CWE-marktkoppeling.
Voornamelijk de "brandstoffen" (steenkool, gas, olie, wind) die worden gebruikt om

elektriciteit te produceren, werden bestudeerd.
Nederland

195. In Nederland kan meer dan de helft van evolutie van de elektriciteitsprijzen (month-
ahead en year-ahead) in 2012 voornamelijk worden verklaard door de evolutie van de
TTF-gasprijzen zoals we kunnen zien in onderstaande grafieken. Hoe hoger de gasprijs
op de TTF-markt, hoe hoger de elektriciteitsprijs (month-ahead en year-ahead).

196. Uit onderstaande grafiek blijkt dat 55,35% van het variantiedeel van de evolutie van
de month-ahead elektriciteitsprijs in 2012 kan worden verklaard door de evolutie van de

TTF-prijzen over dezelfde periode.
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197.

van de year-ahead elektriciteitsprijs kan worden verklaard door de evolutie van de TTF-

Onderstaande grafiek toont aan dat 64,73% van het variantiedeel van de evolutie

prijzen over dezelfde periode.
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198.

TTF-prijs. Het productiepark van dit land bestaat immers vooral uit thermische centrales

Het is niet verwonderlijk dat de prijsevolutie in Nederland sterk gekoppeld is aan de

en de meeste ervan worden bevoorraad met aardgas.

Belgié

199.

de periode year

Laten we nu proberen te bepalen welke factoren de Belgische prijs beinvioeden voor

ahead. Laten we hiervoor kijken naar de correlatie- en

determinatiecoéfficiénten tussen de year-ahead prijs en de variabelen.

APXBEY1  APXTTFY1 API2Y1 BRENTEUR meteo
APXBEY1 1 0,49 0,0576 0,3969 0,0676
APXTTFY1 0,70*** 1 0,0064 0,4489 0,0225
API2Y1 0,24%** " -0,08 1 0,2704 0,0676
BRENTEUR 0,63*** 0,67*** 0,52%** 1 0,0196
meteo -0,26*** -0,15** -0,26*** -0,14** 1

92/143



200. De variabelen voor de prijs van gas (TTF Y+1), steenkool (API2 Y+1) en de Brent
(M+1) werden in het multigevarieerde model ingevoerd, maar dit toont ons aan dat de
Brent niet significant was. We hebben deze variabele dan uit het multigevarieerde model

genomen en de factor van het weer toegevoegd om het volgende model te krijgen:

Variable Estimator Standard Error T-value P-value
(Intercept) 9,23322 1,99957 4,618 5.41e-06 ***
APXTTFY1 1,33951 0,06550 20,452 < 2e-16 ***
API2Y1 0,486231 0,062198 7,817 5.97e-14 ***
meteo -0,016623 0,007725 -2,152 0,0321*

Signif. codes: 0 “*** 0.001 “**’ 0.01 “*’ 0.05‘"0.1°"1

De Fischer-test (F=167,6, dl= 3, 361, p-waarde <0,001) toont aan dat een model met
onafhankelijke variabelen beter is aangepast aan de gegevens dan een model met
enkel het Intercept. Dit model verklaart 57,86% van de variantie van de Belgische year-
ahead prijs in 2012 aan de hand van 3 predicatoren.

De "t-waarde" in absolute waarde geeft de volgorde van belang van de variabelen die
de Belgische prijs beinvioeden. De variabele die het grootste variantiedeel van de
evolutie van de Belgische year-ahead elektriciteitsprijs verklaart, is de gasprijs gevolgd
door de steenkoolprijs. Het weer is dan weer negatief gekoppeld aan de Belgische prijs.
Dit moet als volgt worden geinterpreteerd: hoe hoger de temperatuur, hoe lager de
Belgische prijs. Belgié is wel vooral gevoelig voor de weersomstandigheden wanneer ze
extreem zijn, zoals bij de koudegolf in februari.

De twee meest significante variabelen zijn positief gekoppeld aan de Belgische prijs. Dit
kan als volgt worden geinterpreteerd: hoe hoger de TTF year-ahead gasprijs, hoe hoger
de Belgische year-ahead prijs is en hoe hoger de prijs van steenkool API2 year-ahead
is, hoe hoger de year-ahead prijs is.

Uit dit model kunnen we afleiden dat in 2012:

- een stijging van de year-ahead prijs van TTF van 1,33951 €/ MWh nodig was om de
year-ahead prijs met 1 euro te doen stijgen.

- een stijging van de year-ahead prijs van steenkool van 0,486231 €/MWh nodig was
om de year-ahead prijs met 1 euro te doen stijgen.

We merken op dat Belgié in 2012 elektriciteit heeft ingevoerd als gevolg van de sluiting
van de kernreactoren Doel 3 en Tihange 2 en in de buurt kwam van de prijzen die in
Nederland werden gehanteerd. Die prijzen worden, zoals reeds vermeld, beinvloed door

93/143



de gasprijs waardoor er ook een impact is op de Belgische prijzen.

201. Laten we nader bekijken welke impact de sluiting van de kernreactoren (Doel 3 en
Tihange 2) heeft op de Belgische year-ahead prijs (calendar 2013) en ook op de prijs

van de andere landen van de CWE-regio.

Laten we kort herhalen na welke stappen werd beslist om de reactoren buiten dienst te
stellen. In juni 2012 wordt de kernreactor 3 van de kerncentrale van Doel buiten dienst
gesteld voor revisiewerkzaamheden. Bij de inspectie van de kuip van de reactor werden
vele scheurtjes ontdekt. Op 26 juli 2012 meldt het FANC in een bericht op zijn website
dat er bijlkomende controles voor de kuip van de reactor dienen te gebeuren, waardoor
de reactor zeker tot 31 augustus dient te worden gesloten. Op 7 augustus 2012
communiceert het FANC openlijk over het bestaan van de gebreken in de kuip van Doel
3. Dan vindt het onderhoud plaats van de kernreactor 2 van de centrale van Tihange en
daarbij wordt de kuip geanalyseerd. Net zoals in Doel 3 vertoont die kuip scheurtjes. In
de maand september wordt dat bevestigd door het FANC. Sindsdien zijn er vele
verslagen opgesteld over de kernreactoren van deze centrales en ze kunnen pas na de
toelating van het FANC opnieuw worden opgestart. Het FANC heeft tot nu toe nog geen
toelating gegeven.

Onderstaande grafiek toont de evolutie van de year-ahead prijs (calendar 2013) in de
CWE-zone in 2012.
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In de zomer van 2012 zijn de prijzen in de hele CWE-regio gestegen. In de periode van
26 juli 2012 tot 3 september 2012 was de stijging het hoogst. Dan zijn de prijzen in
Belgié met 3€/MWh gestegen. Van 26 juli tot 28 augustus 2012 blijven de Belgische
prijzen lager dan de Franse en Nederlandse. Let wel, vanaf 29 augustus 2012 tot eind
2012 blijven de Belgische prijzen enkel lager dan de Nederlandse. Tussen 10 oktober
en 12 november 2012 was er een prijsstijging. In die periode kan Belgié ook geen
beroep doen op reactor 4 van Doel waarvoor een onderhoud plaatsvindt. Dit heeft een
aanzienlijke daling van het beschikbare vermogen van het Belgische productiepark tot
gevolg.

Uit onderstaande grafiek blijkt dat de prijzen in de periode van 26 juli 2012 tot 3
september 2012 sneller gestegen zijn dan de Duitse, Franse en Nederlandse prijzen.
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De evolutie van de year-ahead prijs (CAL 2013) wordt onder andere bepaald door de
vooruitzichten van de marktspelers over de evolutie van het productiepark van de
verschillende landen en de prijs van de relevante brandstoffen voor de bevoorrading van
de nationale productieparken.

Laten we eerst de invlioed van het productiepark op de prijs analyseren. We hebben
vastgesteld dat er twee factoren een invioed hadden op de Belgische year-ahead prijs
(CAL 2013). De eerste is de daling van de productie-eenheden door de
buitendienststelling van 2 kernreactoren. Daardoor steeg de Belgische prijs in
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vergelijking met de landen van de CWE-regio. De tweede factor is de bijkomende
capaciteit van hernieuwbare energie, in het bijzonder windenergie en fotovoltaische
energie. Normaal zou de year-ahead prijs door deze bijkomende capaciteit moeten
dalen. De Belgische regionale overheden hebben echter beslist om de steun aan de
hernieuwbare energie te doen dalen en daardoor is de bijkomende hernieuwbare
capaciteit waarop de markt had geanticipeerd echter gedaald, bijgevolg is de Belgische
prijs ten opzichte van de buurlanden gestegen.

Laten we nu analyseren wat de invioed is van de prijs van de brandstoffen voor de
productieparken. Onderstaande grafiek toont aan dat de gasprijs voor een levering in
2013 sinds midden juni 2012 opnieuw is beginnen stijgen.
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Sinds het begin van 2012 zijn de gascentrales minder competitief dan de
steenkoolcentrales gezien de lage prijs van steenkool en de lage CO2-waarde. Als men
weet dat de marginale centrales in Belgié en Nederland gascentrales zijn, in
tegenstelling tot Duitsland waar steenkoolcentrales zijn, dan begrijpt men beter de
stijging van de spread tussen de Duitse en de Belgische prijs. Onderstaande grafiek
toont het aanzienlijke verschil (rode pijl) tussen het gebruik van gas (clean spark spread)
en steenkool (clean dark spread) rekening houdend met de CO2-prijs. In het begin van
het jaar bedroeg het verschil 7,8 € MWh. In de maand augustus bedroeg het 17,8
€/MWh en op 21 december 20,6 € MWh.

96/143



€25 +

€20 ~

€10

German 1 Year Forward Baseload Spreads

C
"..:' o

s WWM\M\‘——'

Source: Citi Research, Platts, Datastream , Bloomberg - Dark

----- Clean Dark

Spark Clean Spark

g s | A=7,8€MWh
w A =17,8€/MWh
A = 20,66/MWh
€5 4 ¢
€10 - v
€15 (;l (3] o~ o™ o~ o~ ™~ o~ o~ o~ o~ ™~
3 2 ® - % L - o z % 2 P
5 8 5 & £ = 3 3 2 g 8 8

Frankrijk

202. Laten we nu de factoren bekijken die de prijs in Frankrijk beinvioeden voor de

periode year

EEXFRY1
APXTTFY1
API2Y1
BRENTEUR

ahead. Laten we hiervoor

EEXFRY1 APXTTFY1

kijken naar de correlatie- en
determinatiecoéfficiénten tussen de year-ahead prijs en de variabelen.

API2Y1 BRENTEUR

1 0,1225 0,5476 0,5184
0,35%** 1 0,0064 0,4489
0,74%**" -0,08 1 0,2704
0, 72%** 0,67***  (,52%** 1

203. De variabelen voor de prijs van gas (TTF Y+1), steenkool (API2 Y+1) en de Brent
(M+1) werden in het multigevarieerde model ingevoerd, maar aangezien de Brent te

veel gecorreleerd was met de andere variabelen, hebben we deze variabele uit het

model genomen. We hebben daarentegen de factor van het weer toegevoegd om het
volgende model te verkrijgen:
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Variable Estimator Standard Error T-value P-value

(Intercept) 12,24879 1,62093 7,557 3.4e-13 ***
APXTTFY1 0,81894 0,05473 14,964 < 2e-16 ***
API2Y1 1,42503 0,05088 28,008 < 2e-16 ***

Signif. codes: 0 “*** 0.001 **’ 0.01 *’0.05‘”0.1°"1

De Fischer-test (F=472,4, dI= 2, 363, p-waarde <0,001) toont aan dat een model met
onafhankelijke variabelen beter is aangepast aan de gegevens dan een model met
enkel het Intercept. Dit model verklaart 72,09% van de variantie van de Franse year-
ahead prijs aan de hand van 2 predicatoren.

De "t-waarde" in absolute waarde geeft de volgorde van belang van de variabelen die
de Franse prijs beinvioeden. De variabele die het grootste variantiedeel van de evolutie
van de Franse year-ahead elektriciteitsprijs verklaart, is steenkool gevolgd door de prijs
van het gas TTF.

De twee variabelen zijn positief gekoppeld aan de Franse prijs. Dit wil zeggen dat hoe
hoger de year-ahead prijs van steenkool is, hoe hoger de Franse year-ahead prijs is en

dat hoe hoger de TTF year-ahead prijs is, hoe hoger de Franse year-ahead prijs is.

Uit dit model kunnen we afleiden dat in 2012:

- een stijging van de year-ahead prijs van TTF van 0,8194 €/ MWh nodig was om de
Franse year-ahead prijs met 1 euro te doen stijgen.

- een stijging van de year-ahead prijs van steenkool van 1,42 €/ MWh nodig was om
de Franse year-ahead prijs met 1 euro te doen stijgen.

In Frankrijk wordt de prijs in 2012 beinvlioed door de prijs van steenkool doordat er
goedkoop elektriciteit vanuit Duitsland wordt ingevoerd die werd geproduceerd door

windenergie en steenkool.

Duitsland
204. Laten we nu de factoren bekijken die de prijs in Duitsland beinvioeden voor de
periode year ahead. Laten we hiervoor Kkijken naar de correlatie- en

determinatiecoéfficiénten tussen de year-ahead prijs en de variabelen.

EEXDEY1 APXTTFY1  API2Y1 BRENTEUR
EEXDEY1 1 0,0025 0,8836 0,3481
APXTTFY1 0,05 1 0,0064 0,4489
API2Y1 0,94*** ’ -0,08 1 0,2704
BRENTEUR 059*** 0,67*** 0,52%** 1
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205. De variabelen voor de prijs van steenkool (API2 Y+1) en de Brent (M+1) werden in

het multigevarieerde model ingevoerd. De resultaten ervan staan in de volgende tabel:

Variable Estimator Standard Error  T-value P-value
(Intercept) 15,00640 0,74291 20,200 <2e-16***
API2Y1 2,50508 0,05946 42,133 <2e-16 ***
BRENTEUR 0,10731 0,01619 6,627 1.24e-10 ***

Signif. codes: 0“*** 0.001 “** 0.01‘* 0.05‘."0.1°" 1

De Fischer-test (F=1451, dI= 2, 363, p-waarde <0,001) toont aan dat een model met
onafhankelijke variabelen beter is aangepast aan de gegevens dan een model met
enkel het Intercept. Dit model verklaart 88,82% van de variantie van de Franse year-
ahead prijs aan de hand van 2 predicatoren.

De "t-waarde" in absolute waarde geeft de volgorde van belang van de variabelen die
de Duitse prijs beinvlioeden. De variabele die het grootste variantiedeel van de evolutie
van de Duitse year-ahead elektriciteitsprijs verklaart, is steenkool gevolgd door de prijs
van de Brent.

De twee variabelen zijn positief gekoppeld aan de Duitse prijs. Dit wil zeggen dat hoe
hoger de year-ahead prijs van steenkool is, hoe hoger de Duitse year-ahead prijs is en
dat hoe hoger de de month-ahead prijs van de Brent is, hoe hoger de Duitse year-ahead

prijs is.

Uit dit model kunnen we afleiden dat in 2012:

- een stijging van de year-ahead prijs van steenkool van 2,505 €/ MWh nodig was om
de Duitse year-ahead prijs met 1 euro te doen stijgen.

- een stijging van de month-ahead prijs van de Brent van 1,107 €/ MWh nodig was om
de Duitse year-ahead prijs met 1 euro te doen stijgen.

De prijs van steenkool heeft een invioed op de prijs in Duitsland in 2012. Dit lijkt logisch
aangezien Duitsland sinds het nucleair moratorium naast windenergie, een groot deel
van zijn elektriciteit produceert met steenkool.

Uit bovenstaande analyse blijkt dat afhankelijk van het land er verschillende factoren zijn
die de prijs beinvioeden. De resultaten van het bovenstaande model moeten wel
voorzichtig worden geinterpreteerd want ze kunnen niet alle aspecten van de

complexiteit van de energiemarkt bevatten.
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D Interconnecties

206. In deze sectie wordt de capaciteit en het gebruik van de interconnecties met
Frankrijk en Nederland behandeld. Deze sectie behoudt grotendeels de inhoud van de

vorige studies over dit onderwerp®.

D.1 Capaciteit

D.1.1 Fysische capaciteit

207. De Belgische regelzone heeft twee interconnectiegrenzen met het buitenland: één
met Nederland (noordgrens) en één met Frankrijk (zuidgrens). Elektrische stroom kan in
de twee richtingen stromen (import en export); de Belgische regelzone heeft dus vier
interconnectierichtingen. Elia hanteert de conventie dat exportstromen positief zijn; de

CREG neemt deze conventie over.

208. Een interconnectie met het buitenland bestaat fysisch uit meerdere luchtlijnen, die
elk een bepaalde capaciteit hebben om energie te transporteren. Er wordt voor de markt
echter slechts één beschikbare interconnectiecapaciteit berekend voor de volledige

interconnectie.

209. De totale fysische capaciteit van de interconnectie is voor de twee richtingen van
€én interconnectie gelijk en wordt bepaald door de som van de fysische capaciteit van
de afzonderlijke luchtlijnen. De fysische capaciteit verandert in principe niet, tenzij er
netelementen (zoals een luchtlijn of een transformator) uit dienst zijn. Toch is het
berekenen van de beschikbare fysische capaciteit complex, omdat deze afhankelijk is
van de topologie en het gebruik van het net, zowel binnen de Elia-regelzone als
daarbuiten. Zo bijvoorbeeld zullen sommige luchtlijnen sneller verzadigd geraken dan
andere, waardoor de totale capaciteit van de interconnectie lager ligt dan de som van de
capaciteit van de lijnen. Daarenboven moet er nog rekening gehouden worden met het
N-1-criterium voor de veilige uitbating van het net. Ten slotte zijn er nog meer

technische randvoorwaarden die de fysische capaciteit kunnen beinvloeden. De CREG

% zie studies (F) 080117-CDC-742, (F) 090223-CDC-827, (F)100218-CDC-947 en (F)110331-CDC-
1050 beschikbaar op http://www.creg.be/

100/143


http://www.creg.info/pdf/Studies/F947NL.pdf
http://www.creg.info/pdf/Studies/F1050NL.pdf
http://www.creg.info/pdf/Studies/F1050NL.pdf

heeft over de link tussen de fysische en de commerciéle capaciteit in de loop van 2011

een studie gemaakt die publiek beschikbaar is op de CREG-website®.

210. Deze studie stelde vast dat de relatie tussen het fysische gebruik van de ‘kritische
linen’ van het Elia-transmissienet en het commerciéle gebruik van de interconnecties
met Frankrijk en Nederland zeer zwak is: indien het commerciéle gebruik op beide
grenzen van laag (0-50%) naar hoog (90-100%) gaat, verhoogt het fysische gebruik
slechts zeer licht. Met andere woorden, het fysische gebruik van de ‘kritische lijnen’ is
bijna niet gevoelig voor veranderingen in het commercieel gebruik van de

interconnecties.

D.1.2 Commerciéle capaciteit

211. De onderstaande tabel geeft per jaar de gemiddelde beschikbare commerciéle
capaciteit op de vier interconnectierichtingen voor de periode 2006-2012, evenals voor
de invoer en uitvoer (waarbij telkens twee interconnectierichtingen samengeteld
worden); de laatste rij van de tabel geeft het totale gemiddelde voor deze periode (alle
waarden zijn in MW). De tabel toont een aantal opvallende zaken:

e Op de grens met Frankrijk (eerste twee kolommen) is de beschikbare
commerciéle capaciteit in de periode 2006-2011 voor import 2,2 keer groter dan
voor export. Dat is in 2012 afgenomen tot 1,8 keer, vooral door een verhoging
van de exportcapaciteit van Belgié naar Frankrijk.

o De gemiddelde beschikbare commerci€le capaciteit per jaar varieert slechts
weinig, behalve voor de exportrichting op de zuidgrens: op deze grens kan de
variatie oplopen tot bijna 100% (jaar 2008 in vergelijking met jaar 2012).

o De interconnectiecapaciteit op de grens met Frankrijk is in 2010, 2011 en 2012
telkens toegenomen.

e Op de Nederlandse grens is er in 2012 een afname van de
interconnectiecapaciteit, vooral door het uitvallen van een
dwarsregeltransformator na de koudegolf van februari 2012. Deze transformator
was tot mei 2012 buiten dienst.

o De beschikbare invoercapaciteit is in 2012 gemiddeld 4.250 MW tegenover bijna
3.000 MW aan uitvoercapaciteit. Hiermee is Belgié één van de beste

geinterconnecteerde landen van Europa, zeker wat invoercapaciteit betreft:

% Zie studie (F)111208-CDC-1129
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gemiddeld 4.250 MW aan invoercapaciteit komt overeen met ruim 40% van het

gemiddelde verbruik in de Elia-regelzone en ruim 30% van het piekverbruik.

gemiddelde beschikbare commerciéle capaciteit per uur (MW)
per interconnectierichting invoer - uitvoer
FR=>BE BE=>FR NL=>BE BE=>NL

jaar (SI) (SE) (ND (NE) | invoer uitvoer
2006 2.589 1.286 1.323 1.263 | 3.912 2.549
2007 2.576 1.000 1.333 1.316 | 3.908 2.317
2008 2.532 898 1.350 1.344 | 3.881 2.242
2009 2.501 1.088 1.376 1.373 | 3.877 2.460
2010 2.700 1.188 1.323 1.370 | 4.023 2.558
2011 2.880 1.420 1.370 1.370 | 4.250 2.790
2012 2.905 1.643 1.340 1.328 | 4.244 2.971
2006-2012 2.669 1.218 1.345 1.338 | 4.014 2.555

bron: CREG

212. De onderstaande figuur geeft een evolutie van de maandeliks gemiddelde
commerciéle capaciteit die aan de markt gegeven wordt voor de periode 2006-2012. Uit
deze figuur blijkt dat de capaciteit van Frankrijk naar Belgié (blauwe lijn) een sterk
seizoensgebonden karakter heeft: in de zomer is er minder capaciteit dan in de winter.
In 2011 wordt dit seizoenseffect minder sterk, vooral doordat er meer capaciteit gegeven
wordt in de zomer. Opmerkelijk is echter de afname van capaciteit van Frankrijk naar
Belgié op het einde van 2012. Normaal zou men verwachten dat er in de winter méér
capaciteit aan de markt gegeven wordt. Echter, door de onbeschikbaarheid van twee
nucleaire centrales (2.000 MW) was de Belgische regelzone structureel afhankelijk van
import. Door de beperkingen omwille van spanningsstabiliteit is die totale import beperkt
tot zowat 3.500 MW. Daarom moet de totale importcapaciteit naar Belgié verminderd
worden. Omdat de importcapaciteit met Nederland al laag is, wordt bijgevolg de
importcapaciteit met Frankrijk verminderd om te vermijden dat er teveel wordt ingevoerd

en de spanningsstabiliteit in de Belgische regelzone in gevaar komt.

213. Ook de capaciteit in omgekeerde richting op de Franse grens vermindert tijdens de
maanden november en december (rode lijn). Dat is niet te verklaren door redenen van
spanningsstabiliteit, omdat het hier om exportcapaciteit gaat, en dan gelden er geen

beperkingen omtrent spanningsstabiliteit.
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214. De commerciéle capaciteit met Nederland ligt maximaal op 1.401 MW, maar kent na

de koudegolf van februari een daling tot gemiddeld 1.219 MW wegens het uitvallen van

een dwarsregeltransformator na de koudegolf van februari 2012. Deze transformator

was tot mei 2012 buiten dienst. In de maand december 2012 stijgt de gemiddelde

capaciteit tot 1.418 MW, wat hoger is dan het vorige maximum. Elia en TenneT hebben

immers vanaf december de maximale waarde in day-ahead verhoogd naar 1.501 MW.
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D.2 Veiling van langetermijncapaciteit

op de grenzen

van Belgié met

215. Marktspelers kunnen interconnectiecapaciteit op voorhand kopen via expliciete

veilingen. Er worden twee producten aangeboden: jaarcapaciteit en maandcapaciteit.

Indien een marktspeler bijvoorbeeld 10 MW jaarcapaciteit koopt voor jaar J, via de

jaarveiling tijdens jaar J-1, dan geeft dit de capaciteitshouder het recht om 10 MW of

minder te homineren voor alle uren van jaar J. Deze nominatie gebeurt telkens op dag

D-1 voor dag D. Indien de capaciteitshouder de capaciteit niet of slechts gedeeltelijk

nomineert, dan wordt het resterende deel van deze capaciteit gebruikt voor de
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marktkoppeling van de Belpex DAM met de beurzen in Frankrijk, Nederland en
Duitsland. De capaciteitshouder ontvangt dan het eventuele prijsverschil tussen de twee
aanliggende beurzen (zie ook infra).

216. Marktspelers die interconnectiecapaciteit op voorhand kopen, geven met de prijs die
ze betalen aan welke inschatting ze maken van het prijsverschil (en de volatiliteit ervan)
tussen de twee beurzen waarvoor ze interconnectiecapaciteit kopen. Deze ex-ante
prijsinschatting kan vergeleken worden met het uiteindelijke prijsverschil dat ex-post
wordt vastgesteld.

D.2.1 Veiling van jaarcapaciteit

217. De onderstaande tabel geeft voor de periode 2007-2012 de hoeveelheid
jaarcapaciteit die geveild werd (‘cap’ — in MW), de prijs per MWh die marktspelers
betaald hebben (‘prijs’ — in €/ MWh) en de opbrengst van de veiling (‘M€ — in miljoen

euro). De opbrengst wordt verdeeld over de betrokken netbeheerders.

218. Uit de tabel blijkt de relatief lage prijs van interconnectiecapaciteit voor de import- en
exportrichting met Frankrijk en importrichting uit Nederland: er wordt niet meer dan 1
€/MWh geboden. In de richting van Belgié naar Nederland (BE=>NL) werd 2,2 €/ MWh
betaald. De markt verwachtte voor 2012 dus dat de prijs in Belgié en Frankrijk nagenoeg
gelijk ging zijn en dat de prijs in Nederland hoger zou zijn, wat ook effectief zich
gerealiseerd heeft in 2012.

219. In totaal werd er 15,6 miljoen euro betaald voor de jaarcapaciteit, wat een sterke
verhoging is ten opzichte van 2011, maar nog steeds minstens 10 miljoen euro onder de
waarden in de periode 2007-2010.

FR=>BE BE=>FR NL=>BE BE=>NL totaal

cap | prijs| M€ | cap | prijs M€ | cap | prijs M€ | cap | prijs M€ M€

2007 | 1299 | 2,06 | 23,4| 400 | 0,25 09| 467| 0,11 05| 467 | 3,46 | 14,1| 38,9
2008 | 1300 0,9] 10,3 | 400 | 0,56 2468 157 65| 468 204 84| 27,1
2009 | 1300| 0,88 10| 400| 0,81 2,8]| 468| 3,07 12,6 | 468| 1,34| 55| 30,9
2010 | 1297 | 0,16 | 1,8| 400 | 3,46 12,1 | 467 | 2,02 | 8,2 | 467 08| 33| 255
2011 | 1474 | 0,06 | 0,8| 400| 0,69 24| 467| 1,10 45| 467| 059| 24| 10,1
2012 | 1447| 0,1] 1,3| 400| 052 18] 467| 0,85 3,5| 466 22| 90| 15,6

Bron: CREG
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D.2.2 Veiling van maandcapaciteit

220.

221.

De volgende legende geldt voor de vier figuren met veilingresultaten in deze sectie:

e ‘capVol' (blauwe balkjes): de interconnectiecapaciteit die geveild is in de
maandveiling, aangeduid op de linkse as in MW

e ‘capPrice’ (groene lijn): de prijs die betaald werd voor de geveilde
interconnectiecapaciteit, aangeduid op de rechtse as in €/ MWh

e Prijsverschil, vb. ‘pBE-pFR’ (zwarte lijn): het prijsverschil tussen de twee beurzen
die relevant is voor de betreffende interconnectierichting, aangeduid op de
rechtse as in €/ MWh;

e ‘HHI’ (rode lijn): de Herfindahl-Hirschman Index van de aangekochte volumes
per marktspeler, een concentratie-index voor de markt van maandcapaciteit,
aangeduid op de rechtse as, gedeeld door 1.000 (de HHI loopt van 0 tot 10.000;
hoe hoger, hoe meer geconcentreerd). Een lage HHI kan gezien worden als een
situatie waarin de markt bij consensus een prijs zet, terwijl een hoge HHI bereikt

wordt als er één of een paar spelers een hoge(re) prijs willen betalen.

a. Franse grens — import (FR=>BE)

De onderstaande figuur geeft de resultaten van de maandveilingen van
interconnectiecapaciteit in de richting van Frankrijk naar Belgié. Wat opvalt, is de zeer
lage prijs die voor de maandcapaciteit betaald moest worden sinds 2009, in
tegenstelling tot (de zomermaanden van) 2007 en 2008. Dit is volledig te verklaren door
het prijsverschil tussen Belgié en Frankrijk: de zwarte lijn van de figuur toont het
prijsverschil tussen Belgié en Frankrijk: in 2009, 2010 en 2011 was de prijs op de
Belgische beurs lager of gelijk aan die op de Franse, en dus is de zwarte lijn dicht tegen
nul of niet te zien (prijsverschil ‘pBE-pFr’ is negatief). De markt heeft dat ook als
dusdanig ingeschat en bijgevolg slechts een lage prijs willen betalen voor

interconnectiecapaciteit in deze richting.

222. Die inschatting is vanaf maart 2012 beginnen veranderen en de markt begon iets

hogere prijzen te betalen voor maandcapaciteit van Frankrijk naar Belgié. De laatste drie
maanden steeg de prijs tot boven 2 €/ MWh, ten gevolge van de hoge verwachte invoer

uit Frankrijk door de onbeschikbaarheid van twee nucleaire centrales in Belgié. Het

105/143



uiteindelijk gemiddelde verschil tussen de twee Franse en Belgische beurs was hoger

dan de prijs voor maandcapaciteit.

223. De marktprijzen werden bepaald in 2012 in relatief grote consensus: de HHI bleef
nagenoeg tussen 2000 en 3000; de laatste drie maanden kochten zeven tot negen

spelers capaciteit.
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Veilingresultaten van maandcapaciteit op de interconnectie van Frankrijk naar Belgié
Bron: CREG

b. Franse grens — export (BE=>FR)

224. De onderstaande figuur geeft de resultaten van de veilingen van de
interconnectiecapaciteit in de richting van Belgié naar Frankrijk. Wat opvalt is de zeer
lage prijs die voor de maandcapaciteit betaald moest worden in 2007 en 2008, in
tegenstelling tot de prijzen die voor november-december 2009 en januari 2010 betaald
werden, waarna de prijs weer sterk daalt en laag blijft in 2011. De hoge prijs voor
maandcapaciteit voor het einde van 2009 en begin 2010 is (deels) te verklaren door het
productietekort in Frankrijk eind 2009 (bijvoorbeeld voor 19 oktober 2009 was er voor

vier uren een prijspiek van 3.000 €/ MWh op de Franse beurs). Behalve voor de drie
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genoemde maanden eind 2009 en begin 2010, lijkt de markt het prijsverschil tussen

Belgié en Frankrijk relatief goed te kunnen voorspellen.

225. Dat was echter niet het geval voor februari 2012 toen het gemiddelde prijsverschil
tussen Frankrijk en Belgié meer dan 17 €/ MWh met Frankrijk duurder, ten gevolge van
de koudegolf. De prijs voor maandcapaciteit voor februari 2012 was slechts 0,15
€/MWh. Echter, deze prijs werd in relatief grote consensus gevormd, met een HHI van

net onder 2.000. Acht van de twaalf bieder op deze capaciteit verwierven capaciteit.
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Veilingresultaten van maandcapaciteit op de interconnectie van Belgié naar Frankrijk
Bron: CREG

c. Nederlandse grens — import (NL=>BE)

226. De onderstaande figuur geeft de resultaten van de veilingen van de
interconnectiecapaciteit in de richting van Nederland naar Belgié. Zowel de
prijsverschillen tussen de beurzen (zwarte lijn) als de prijs voor maandcapaciteit (groene
liin) kennen een volatiel verloop. Deze volatiliteit is minder uitgesproken in 2011 en

2012, behalve dan op het einde van 2012 wanneer de prijzen sterk stijgen tot meer dan
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3 €/ MWh, anticiperend op de hogere prijzen in Belgié door onbeschikbaarheid van twee

nucleaire centrales.

227. 0ok voor deze richting werd de piek in het gemiddelde prijzenverschil tussen de
Nederlandse en Belgische beurs in februari 2012 niet voorzien: de markt betaalt 0,67
€/MWh voor de capaciteit terwijl het prijsverschil op de DAM-beurzen uiteindelijk 7,7
€/MWh. De prijs werd echter in grotere consensus gezet dan de twee maanden ervoor:
de HHI is 3.400; zes spelers verwerven capaciteit.

228. De consensus op de markt met betrekking tot de prijzen voor de laatste drie
maanden is kleiner dan voor de andere interconnectie-richtingen. Dat is wellicht te
verklaren door de hogere verwachte economische waarde van deze capaciteit en het
relatief lage volume dat geveild wordt (slechts 153 MW). De uiteindelijke gerealiseerde
prijzen op de twee beurzen.
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d. Nederlandse grens — export (BE=>NL)

229. De onderstaande figuur geeft de resultaten van de veilingen van de
interconnectiecapaciteit in de richting van Belgié naar Nederland. Net zoals in 2011 stijgt
ook in 2012 de prijs voor maandcapaciteit voor de zomermaanden, zelfs meer
uitgesproken. Het effectief gerealiseerde prijsverschil tussen de twee DAM-beurzen is

echter minder uitgesproken, waardoor de maandcapaciteit in die periode meestal
duurder uitvalt.

230. De prijzen worden in relatief grote consensus gevormd, behalve voor januari 2012
wanneer de HHI stijgt tot 4.500.
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D.3 Gebruik van interconnectiecapaciteit

D.3.1 Fysisch gebruik

231. De onderstaande figuur geeft voor de periode van 2007-2012 de evolutie op de
Franse interconnectie van de maandelijkse gemiddelde fysische stroom, evenals de
maximale stroom in export- (positief) en import-richting (negatief) (respectievelijk
blauwe, rode en groene lijn). De daaropvolgende figuur geeft dezelfde informatie, maar
dan voor de interconnectie met Nederland. Export is bij conventie positief; import
negatief.

232. Uit de eerste figuur (Franse grens) blijkt dat de maandelijkse maximale fysische
importstroom (groene lijn — negatief) slechts gedurende 1 maand van de 72 maanden
extremer is dan -3.500 MW. De maximale stroom in exportrichting (rode lijn — positief) is
€én keer net meer dan 3.000 MW. In 2012 lijkt er geen stijging van het extreme gebruik
te zijn. De maandelijks maximale fysische import van Frankrijk naar Belgié stijgt wel
naar het einde van 2012.

233. Uit de tweede figuur (Nederlandse grens) blijkt dat de maandelijkse maximale
fysische importstroom (groene lijn — negatief) gedurende 11 maanden (van de 72)
extremer is dan -2.750 MW. De maximale fysische exportstroom (rode lijn — positief) is
nooit meer dan 2.750 MW. In 2012 is er een stijging van het extreme gebruik, namelijk
de laatste drie maanden van 2012 is er telkens een maximale fysische import vanuit
Nederland van meer dan 2.750 MW.
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234. De onderstaande figuur geeft de maandelijkse gemiddelde en maximale fysische
export en import stromen naar de Elia-regelzone. Hieruit blijkt dat de Elia-regelzone de
laatste drie maanden van 2012 gemiddeld meer stroom importeerde. Tijdens geen enkel
kwartier in oktober-december exporteerde Belgié stroom (op netto-basis). De maximale
fysische import steeg in die periode fors, tot een maximum van iets meer dan 4.000 MW

in november 2012.
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D.3.2 Commercieel gebruik (hominaties)

235. De tijdsvolgorde van het gebruik van de interconnecties is de volgende®
e Twee dagen voor reéle tijd (D-2) wordt de commerciéle capaciteit door de
netbeheerders berekend: dit is de NTC (‘net transfer capacity’). Op dat moment
moet er dus reeds een schatting gemaakt worden van de te verwachten loop flows.
e Eén dag voor reéle tijd (D-1) wordt (een deel van) de commerciéle capaciteit al dan

niet genomineerd door de marktspelers (nominatie gebeurt om 8u voor de jaar- en

%2 Een uitgebreide beschrijving is te vinden op de website van Elia, onder ‘Operational Data & Tools’
=> ‘Interconnecties: marktgegevens’ => ‘Algemene info’ => ‘Berekeningsmethodes’. Onderaan deze
pagina vindt u ook een link naar het document ‘Algemeen model voor de berekening van de totale
overdrachtcapaciteit en de transportbetrouwbaarheidsmarge’
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maandcapaciteit wat de ATC (‘available transfer capacity’) oplevert; om 12u
nomineert de beurs de dagcapaciteit®®; dit laatste gebeurt impliciet door het
koppelingsalgoritme, en dus niet expliciet door de marktspelers).

o Tijdens de dag zelf (D) maar voor reéle tijd wordt er commerciéle capaciteit ter
beschikking gesteld die door de marktspelers genomineerd kan worden (intra-day
capaciteit).

e In reéle tijd (R) wordt de effectieve fysische stroom gemeten. Pas op dit moment

kan de loop flow berekend worden.

236. De twee volgende figuren geven het commerciéle gebruik van de
interconnectiecapaciteit op de grens met Frankrijk en Nederland in beide richtingen. De

legende bij de twee figuren is de volgende (per maand):

‘nomD’ (geel): gemiddelde nominatie van dagcapaciteit (op D-1)
- ‘nomM’ (blauw): gemiddelde nominatie van maandcapaciteit (op D-1)
- ‘nomY’ (rood): gemiddelde nominatie van jaarcapaciteit (op D-1)
- ‘nomlID’ (groen): gemiddelde nominatie van intraday-capaciteit (op D)

- ‘Cap’ (zwarte lijn): gemiddelde totale capaciteit (bepaald op D-1)

Al de waarden zijn naar uurbasis genormaliseerd en zijn in MWh/h. Export is bij

conventie positief; import negatief.

Grens met Frankrijk

237. De eerstvolgende figuur geeft het commerciéle gebruik van de interconnectie met
Frankrijk. In 2006-2008 werd de richting van Frankrijk naar Belgié (import, ‘FR=>BE’)
intensief gebruikt, maar dat is vanaf eind 2008 niet meer het geval. Zeker vanaf de
tweede jaarhelft van 2009 tot mei 2010 wordt deze richting nog nauwelijks gebruikt ten
voordele van de andere richting (export, ‘BE=>FR’). Vanaf eind 2010 stijgt het gebruik
van de importrichting weer, met een stijgend gebruik van de dag- en maandcapaciteit,
maar ook van de intra-day in 2011. In 2012 is met uitzondering van februari bijna geen
commerciéle nominatie van Belgié naar Frankrijk, maar des te meer in de richting van

Frankrijk naar Belgié, met tijdens de laatste maanden een importnominatie van

% Sinds 10 november 2010 is de marktkoppeling uitgebreid met Duitsland. Vanaf die datum wordt de
clearing uitgevoerd om 12u, in plaats van om 11u.
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gemiddeld meer dan 2000 MW. Opvallend is ook het toegenomen gebruik van de

jaarnominatie (rood) in deze richting.

238. Merk op dat de gemiddelde beschikbare capaciteit op de zuidgrens in de richting van

Frankrijk (export) over het algemeen veel kleiner is in vergelijking met de beschikbare

capaciteit in de richting van Belgié (import). In de loop van 2011 en 2012 stijgt de

exportcapaciteit, met in april 2012 een gemiddelde exportcapaciteit net boven 2.000

MW. In 2012 had deze exportcapaciteit echter weinig economische waarde, tenzij

tijdens de koudegolf in de eerste helft van februari 2012. Opvallend is ook de afname

van de importcapaciteit naar het einde van 2012 toe. Dat is te verklaren doordat Elia

eind 2012 een bovengrens op de importcapaciteit hanteerde (richtwaarde: 3.500 MW)

omwille van de noodzaak om de spanningsstabiliteit te kunnen garanderen.
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Commerciéle capaciteit + nominaties op de FRANSE grens - 2006-2012 (in MW)
BE=>FR (export) FR=>BE (import)

Cap NomD | NomID | NomM | NomY | Cap NomD | NomID | NomM | NomY

2006 | 1.286 134 0 25 36 | 2.593 322 0 474 | 1.142

2007 | 1.003 138 10 21 14 | 2.578 474 8 84 773

2008 899 159 41 12 0| 2.532 688 25 57 471

2009 | 1.089 471 37 63 87 | 2.507 199 38 2 101

2010 | 1.189 301 45 30 167 | 2.702 351 54 34

2011 | 1.419 131 56 16 29 | 2.881 557 101 27 213

2012 | 1.644 121 70 11 17 | 2.904 | 1.145 106 30 292

2007-2012 | 1.218 208 37 25 50| 2.671 534 47 96 432
Bron: CREG

Grens met Nederland

239. De onderstaande figuur geeft het gebruik van de interconnectie met Nederland

(‘noordgrens’). Net zoals in de voorgaande jaren was ook in 2012 het gebruik van deze

interconnectie volatiel. Door de koudegolf in februari 2012 importeerde Belgié veel

energie uit Nederland, maar dat patroon veranderde volledig vanaf april met veel export

van Belgié naar Nederland tijdens de zomermaanden, een patroon dat ook de vorige

jaren kon worden vastgesteld. Op het einde van het jaar steeg de import uit Nederland

terug, maar in december exporteerde Belgié meer naar Nederland dan het importeerde.

240. Het is duidelijk dat de beperkte exportcapaciteit tijdens deze periode veel congestie

veroorzaakt (zie ook supra). Merk op dat de gemiddelde beschikbare capaciteit op de

interconnectie met Nederland weinig volatiel is (zie ook supra).
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Commerciéle capaciteit + nominaties op de NEDERLANDSE grens - 2006-2012 (in MW)
BE=>NL (export) NL=>BE (import)

Cap NomD | NomID | NomM | NomY | Cap NomD | NomID [ NomM | NomY

2006 | 1.264 398 0 308 282 | 1.323 238 0 31 20
2007 | 1.317 337 0 181 199 | 1.333 221 0 16 31
2008 | 1.344 227 0 58 48 | 1.350 397 0 71 37
2009 | 1.373 357 10 30 71| 1.376 281 6 74 112
2010 | 1.370 376 11 6 34| 1.324 403 9 23 79
2011 | 1.369 531 24 23 89 | 1.369 220 8 19 42
2012 | 1.327 512 25 5 62 | 1.339 274 23 3 29
2007-2012 1.338 391 16 87 112 | 1.345 291 7 34 50

Bron: CREG

241. De tabel hieronder geeft de netto nominaties per grens en per jaar. In 2012 werd

netto gemiddeld 1.353 MW uit Frankrijk ingevoerd, maar Belgié voerde gemiddeld ook
274 MW uit naar Nederland. In 2012 werd er dus netto gemiddeld 1.079 MW ingevoerd.

In 2010 en vooral in 2009 was Belgié nog een netto-uitvoerder naar Frankrijk. In 2006-

2008 heeft Belgié dan weer veel ingevoerd uit Frankrijk, net zoals dus in 2012.
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Netto commerciéle export per grens
(in MW) Frankrijk | Nederland | FR+NL
2006 -1.744 698 | -1.045
2007 -1.155 450 -705
2008 -1.028 -172 | -1.200
2009 317 -4 313
2010 104 -87 17
2011 -666 379 -287
2012 -1.353 274 | -1.079
2006-2012 -789 225 -564
Bron: CREG

242. Uit de bovenstaande gegevens blijkt dat voor de beide grenzen (Frankrijk en
Nederland) de nominatie van dagcapaciteit (gele balkjes) het grootste deel vormt van
het totale commerciéle gebruik van de interconnectie. Deze nominatie gebeurt door het
algoritme dat de marktkoppeling met Frankrijk, Nederland en Duitsland implementeert
en energie en capaciteit aan elkaar verbindt, waardoor de beschikbare dagcapaciteit het
meest efficiént gebruikt kan worden®. Nominatie van maand- en vooral jaarcapaciteit
(respectievelijk blauwe en rode balkjes) is ook niet onbelangrijk. Nominatie van intra-day
capaciteit (groen balkjes) is qua volume erg beperkt, maar het belang ervan mag niet
onderschat worden, omdat het de marktspelers meer mogelijkheden geeft om binnen de
dag hun portfolio aan te passen. Alleen al de mogelijkheid dat dit kan, verlaagt het risico

voor de marktspelers.

Uitvoer - Invoer

243. De onderstaande figuur toont de gegevens betreffende de uitvoer. De gegevens
worden bekomen door op uurbasis de netto exporthominatie te berekenen voor dag-,
maand- en jaarcapaciteit, evenals intra-day. De exportnominatie kan zowel positief
(export) als negatief (import) zijn. Vervolgens wordt het maandelijkse gemiddelde

berekend.

* Twee andere mechanismen zijn daarbij ook belangrijk: ‘netting’ van genomineerde jaar- en
maandcapaciteit in de economisch ‘verkeerde’ richting (namelijk van een hoge prijszone naar een
lage prijszone) en ‘resale op dagbasis’ (niet-genomineerde jaar- en maandcapiciteit die gebruikt
wordt door de beurzen voor de marktkoppeling).
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244,

De legende bij de figuur is de volgende (per maand):

- ‘nomD’ (geel): gemiddelde nominatie van dagcapaciteit (op D-1)

- ‘nomM’ (blauw): gemiddelde nominatie van maandcapaciteit (op D-1)

- ‘nomY’ (rood): gemiddelde nominatie van jaarcapaciteit (op D-1)

- ‘nomlID’ (groen): gemiddelde nominatie van intraday-capaciteit (op D)

- ‘Cap’ (zwarte lijn): gemiddelde totale capaciteit (bepaald op D-1)

Al de waarden zijn naar uurbasis genormaliseerd in MWh/h. Export is bij conventie

positief; import negatief.

245.

Uit de figuur blijkt dat in de loop van 2012 er maandelijks steeds zowel ingevoerd als

uitgevoerd werd. De maand met de grootste export was februari 2012; de maand met de

grootste import oktober 2012. De invoer steeg vooral naar het einde van 2012 toe. Sinds

eind 2010 ligt de gemiddelde totale importcapaciteit steeds boven 3.500.

246.

De tabel hieronder geeft per jaar een overzicht van de commerciéle in- en uitvoer,

evenals de netto uitvoer (het totaal in TWh, evenals het gemiddelde in MWh per uur).

Hieruit blijkt dat in 2012 de Elia-regelzone netto 9,5 TWh energie heeft ingevoerd of

gemiddeld ruim 1.000 MW, een forse stijging ten opzichte van het vorige jaar en zeker

ten opzichte van 2009 toen Belgié netto energie uitvoerde. In 2012 werd echter geen

record gebroken: in 2008 werd er 10,5 TWh naar de Elia-regelzone ingevoerd.

Commerciéle nominaties op de grenzen van de Elia-regelzone
Totaal (in TWh) Gemiddeld (in MWh/h)
Import Export Nettolmport | Import Export | Nettolmport
2006 19,5 10,3 9,2 2.226 1.181 1.045
2007 14,1 7,9 6,2 1.609 899 709
2008 15,3 4.8 10,5 1.742 546 1.196
2009 7,1 9,9 -2,8 808 1.127 -319
2010 8,3 8,5 -0,2 953 970 -17
2011 10,4 7,9 2,5 1.185 903 282
2012 16,7 7,2 9,5 1.904 820 1.083
2007-2012 91,4 56,5 34,9 1.490 921 569
bron: CREG
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Transit

247. De onderstaande figuur toont de gegevens betreffende de transit. Transit van
Nederland naar Frankrijk wordt bij conventie positief voorgesteld en wordt berekend
door het minimum te nemen van de nominatie in de richting van NL=>BE en BE=>FR.
De transit van Frankrijk naar Nederland wordt analoog berekend en wordt negatief

voorgesteld op de grafiek.

248. De legende bij de figuur is de volgende (per maand):
- ‘nomD’ (geel): gemiddelde nominatie van dagcapaciteit (op D-1)
- ‘nomM’ (blauw): gemiddelde nominatie van maandcapaciteit (op D-1)
- ‘nomY’ (rood): gemiddelde nominatie van jaarcapaciteit (op D-1)
- ‘nomlID’ (groen): gemiddelde nominatie van intraday-capaciteit (op D)
- ‘Cap’ (zwarte lijn): gemiddelde totale capaciteit (bepaald op D-1)

Al de waarden zijn naar uurbasis genormaliseerd in MWh/h. De transit door Belgié van
Nederland naar Frankrijk (noord=>zuid) is bij conventie positief; van Frankrijk naar
Nederland (zuid=>noord) is negatief.
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249. In de figuur valt onmiddellijk de transit-piek van Nederland naar Frankrijk tijdens

februari 2012 op die veroorzaakt werd door de koudegolf. De rest van de 2012 gaat de

transit in de omgekeerde richting, namelijk van Frankrijk naar Nederland, vooral vanaf

de zomermaanden vanaf mei nomineert Frankrijk tot gemiddeld 1000 MW per maand

naar Nederland via Belgié. Dit neemt op het einde van 2012 af.

250. De onderstaande tabel geeft de gemiddelde waarden voor de voorbije zeven jaar.

De laatste kolom geeft ook het gemiddelde jaarlijkse prijsverschil tussen Frankrijk en

Nederland die de richting van de stromen duidelijk verklaaren.

gemiddelde transit via Belgié (MW)

Transit NL=>FR

Transit FR=>NL

nettoTransit NL=>FR

pFR-pNL (€/MWh)

2006 107 838 -731 -8,8
2007 121 556 -435 -1,0
2008 124 270 -145 -0,9
2009 327 188 139 3,9
2010 308 239 69 2,1
2011 109 454 -345 -3,1
2012 124 536 -412 -1,1
2006-2012 174 440 -266 -1,3
bron: CREG
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Gebruik van interconnectiecapaciteit voor transit (in MWh/uur)
bron: CREG

Commercieel gebruik in de CWE-regio

251. Op basis van gegevens van CASC kunnen de netto-nominaties tussen de vier
landen van de CWE-regio berekend worden. Dit is de energie die via de day ahead
markt wordt uitgewisseld. Deze totale uitgewisselde energie tussen de vier landen

sommeert voor elk uur tot nul.

252. De onderstaande figuur geeft de maandelijks gemiddelde energie-uitwisseling per
land (in MWh/h) voor 2011 en 2012. Uitvoer is bij conventie positief. Hieruit blijkt dat
overwegend de maandelijks gemiddelde uitwisselingen tussen Nederland en Duitsland
domineren, behalve in oktober en november van 2012 wanneer Belgié meer importeert
dan Nederland. Merk ook opnieuw februari 2012 op wanneer Frankrijk gemiddeld

importeert van de drie overige landen van de CWE (en voornamelijk van Duitsland).
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Bron: CREG

253. De onderstaande tabel geeft dezelfde gegevens in TWh en per jaar. In totaal
importeerde Nederland in 2012 bijna 18 TWh via de day ahead markt uit de CWE-regio,
bijna dubbel zoveel als Belgié. Duitsland exporteerde 24 TWh. De exporterende landen

zijn in 2012 dezelfde als in 2011, maar de trend is in 2012 veel meer uitgesproken.

Uitwisseling via DAM in CWE (TWh)
BE NL DE FR
2011 -2,2| -84 | 3,0| 7,7
2012 -9,2-17,7 24,1 2,9
2011-2012 -11,4 | -26,2 | 27,0 | 10,6

Bij conventie is uitvoer positief.
Bron: CREG

D.3.3 Fysisch vs. commercieel gebruik

254. Indien er tussen twee prijszones op de day-ahead markt een prijsverschil® ontstaat
dan impliceert dit dat de commerciéle interconnectiecapaciteit tussen deze prijszones

% In deze oefening is er een prijsverschil wanneer de prijzen een verschil kennen dat groter is dan
0,015 €/MWh om afrondingsfouten niet te laten meetellen.
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verzadigd is (en dat er minstens een tweede interconnectie via het alternatieve pad
verzadigd is). Commercieel gezien kan er dan geen extra energie naar de hoogste
prijszone vioeien. Het kan echter zijn dat fysisch er wel nog energie naar deze prijszone
kan stromen omdat de maximale fysische capaciteit nog niet bereikt is. Het zou zelfs
kunnen dat de fysische stroom in de tegengestelde richting gaat van de commerciéle
verzadigde stroom. Merk op dat dit fenomeen per definitie niet kan waargenomen
worden indien er geen prijsverschillen zijn. Let wel: de cijfers die hier gebruikt worden

gaan om fysische stromen in reéle tijd en commerciéle stromen in day ahead.

255. De onderstaande figuur geeft voor de periode 2007-2012 het aantal uren per maand
dat er een prijsverschil is tussen de twee aanliggende prijszones aan de Elia-regelzone
en dat tijdens een dergelijk uur de fysische stroom tegengesteld is aan de commercieel
verzadigde stroom. Uit deze figuur blijkt dat dit fenomeen geen uitzondering is en dat dit
in 2012 zelfs fors toenam op de interconnectie Belgié-Nederland.
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Bron: CREG
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256. De figuur hieronder bekijkt voor 2012 de fysische stromen op de interconnectie
Nederland-Belgié en het prijsverschil. Op de horizontale as staat het prijsverschil tussen
Nederland en Belgié (positief als Nederland een hogere prijs kent — in €/ MWh); op de
verticale as staat de fysische stroom in reéle tijd (van Belgié naar Nederland is positief —
in MW). Elk punt stelt een uur in 2012 voor. Op de verticale as staan alle uren waarbij er
geen prijsverschil is tussen de twee zones en dus geen commerciéle congestie. De
kwadranten ‘links-boven’ en ‘rechts-onder’ tonen de situaties met een prijsverschil
waarbij de fysische stroom in tegengestelde richting van de commercieel verzadigde
richting stroomt. Uit deze figuur blijkt dat er enkel een ‘tegengestelde’ fysisch stroom is
indien Nederland een hogere prijs heeft, aangeduid met een rood vierkant. Dit is de
situatie dat de commerciéle stroom van Belgié naar Nederland verzadigd is (in day
ahead) en de fysische stroom in reéle tijd van Nederland naar Belgié stroomt. Het gaat
in totaal om 482 uren.

257. Minstens de zones die aangeduid worden met een oranje vierkant zijn eveneens
relevant: in deze situaties gaat de fysische stroom weliswaar in dezelfde richting als de
commerciéle stroom, maar is de fysische stroom maximaal 1.000 MW en dus nog ver
onder de maximale fysische limiet (van ongeveer 2.750 MW in normale toestand) terwijl
de commerciéle interconnectie wel reeds verzadigd is (en minstens een tweede
interconnectie via het alternatieve pad® verzadigd is), zoniet zou er geen prijsverschil

zZijn.

258. De CREG heeft in het verleden reeds opmerkingen geuit op de
interconnectiecapaciteit op de Nederlands-Belgische grens die aan de markt ter
beschikking wordt gesteld door de netbeheerders®’. De cijfers in deze sectie zijn een
bijkomende indicatie dat de capaciteitsberekening op de Nederlands-Belgische grens
kan verbeteren. De CREG heeft in de tweede helft van 2012 intensief met Elia overleg
gepleegd over deze problematiek. Dat mondde uit in een vraag van de CREG aan Elia
om te komen met een voorstel van capaciteitsberekening. Dat voorstel wordt verwacht
in juni 2013.

% Alternatieve pad: via Frankrijk-Duitsland
%7 Zie bijvoorbeeld CREG-studie 1129 (december 2011)
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De fysische stromen op de interconnectie Nederland-Belgié tegenover het prijsverschil (per uur), voor
2012.
Bron: CREG

D.3.4 Impact nucleaire capaciteit op invoer en STEG’s

259. De CREG stelde in de studie 1167 over de koudegolf van februari 2012 een
negatief verband vast tussen enerzijds de genomineerde nucleaire capaciteit en de
uitvoer van energie (beiden in day ahead). De figuur hieronder herhaalt deze oefening
voor de periode 2007-2012. De figuur is als volgt opgemaakt: per dag wordt de
gemiddelde uitvoer berekend (door de marktpartijen en de beurs genomineerd in day
ahead) evenals de gemiddelde genomineerde nucleaire productiecapaciteit. Deze
worden vervolgens tegenover elkaar geplot. De blauwe punten zijn de waarde voor de
periode van januari 2007 tot juli 2012. De rode punten beslaan de periode van augustus
2012 tot december 2012, toen er 2.000 MW minder capaciteit beschikbaar was (Doel 3
en Tihange 2). De zwarte lijn geeft de gemiddelde waarden voor intervallen van 500 MW
van nucleaire capaciteit. Tevens worden de trendlijnen gegeven voor de beide
beschouwde periodes.

260. Deze figuur bevestigt het eerdere vastgestelde negatieve verband: indien er minder

nucleaire capaciteit kan genomineerd worden, wordt er meer ingevoerd. De zwarte lijn
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geeft aan dat er een lineair verband lijkt te zijn in het interval 3.500-6.000 MW
genomineerde nucleaire capaciteit: per 500 MW minder nucleaire capaciteit wordt er
ongeveer 400 MW meer ingevoerd, wat overeenkomt met de trendlijn voor de volledig
beschouwde periode januari 2007 — december 2012 (niet op de figuur) die aangeeft dat
voor elke nucleaire MW minder er 0,79 MW meer wordt ingevoerd. De verklaringskracht
van deze trendlijn is echter klein wat aangeeft dat er veel andere factoren zijn die de
invoer bepalen. Tussen 2.500 en 3.500 MW stijgt de invoer naar gemiddeld 2500 MW
en lijkt er geen verband te zijn tussen meer of minder nucleaire capaciteit. Indien er
echter naar alle dagen van de periode augustus-december 2012 wordt gekeken, is de
verklaringskracht van de trendlijn veel groter (R?=60%) en wordt een verlies van
nucleaire capaciteit voor meer dan 100% gecompenseerd (factor is 1,19). Dit is echter
op basis van een heel eenvoudig model met een beperkt dataset, waardoor sterke
conclusies moeten vermeden. Zo bijvoorbeeld wordt deze periode gedomineerd door
een periode met relatief hogere vraag (maanden oktober-december) waardoor er

misschien sowieso meer invoer is.
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Bron:CREG
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261. De conclusie op basis van bovenstaande gegevens is echter duidelijk: het grootste
deel van de onbeschikbare nucleaire capaciteit wordt gecompenseerd door meer invoer
en wellicht slechts gedeeltelijik door meer eigen productie. Dat laatste wordt ook
bevestigd door onderstaande figuur die gelijkaardig is aan de vorige figuur, maar met op
de Y-as de gemiddelde nominatie op de STEGs (op dagbasis) in plaats van de
gemiddelde uitvoer. Uit deze gegevens blijkt dat er weinig of geen verband bestaat

tussen nominatie van nucleaire capaciteit en dat van de STEGs.
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Gemiddelde nominatie in day ahead op dagbasis van de STEGs tegenover de gemiddelde
genomineerde nucleaire productiecapaciteit, evenals hun trendlijn, opgedeeld volgens twee periodes:
januari 2007 — juli 2008 (blauw) en augustus — december 2012 (rood). Beide assen in MWh/h.
Bron:CREG

D.3.5 Congestierentes op dagbasis

262. Congestierentes op dagbasis worden gegenereerd op een interconnectie wanneer
deze interconnectie verzadigd is. Door deze verzadiging kan er een prijsverschil
optreden tussen de twee day-ahead markten van de gekoppelde elektriciteitsbeurzen.
Als we in deze sectie spreken over congestierentes, dan bedoelen we congestierentes
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op dagbasis die voortkomen uit energie-uitwisselingen via de grenzen met Nederland en

Frankrijk en laten we de expliciete veilingen (jaar en maand) buiten beschouwing.

Een voorbeeld: stel, de importcapaciteit van Frankrijk naar Belgié is 1.000 MW en is
verzadigd op uur 12 (Belgié importeert dus tijdens dit uur 1.000 MWh). De prijs in
Frankrijk is 30 €/ MWh, de prijs in Belgié is 40 € MWh. Bijgevolg is de congestierente
gelijk aan (40 € MWh -30 €/ MWh) * 1.000 MWh = 10.000 €. Dit bedrag wordt in principe
verdeeld over de betrokken netbeheerders.

263. Een marktpartij die jaar- of maandcapaciteit gekocht heeft kan op dag D-1 beslissen
om deze capaciteit te nomineren (expliciet gebruik) of niet te nomineren. Indien de
capaciteitshouder niet nomineert wordt zijn jaar- of maandcapaciteit toegewezen aan de
dagcapaciteit en ontvangt de capaciteitshouder het prijsverschil tussen de twee
markten. Dit prijsverschil is de congestierente. Dit is de secundaire markt® of resale op
dagbasis. Stel bijvoorbeeld dat een marktspeler 100 MW gekocht heeft op de expliciete
veiling en deze -capaciteit niet nomineert, dan ontvangt deze marktspeler de
congestierente voor deze hoeveelheid, zijnde in het bovenstaande voorbeeld: 100 * (40-
30) = 1.000 €. De betrokken netbeheerders ontvangen dan de rest, zijnde 9.000 €.

264. De onderstaande figuur toont de congestierente (van de dagcapaciteit) per jaar voor
de vier richtingen voor de periode 2007-2012 (in miljoen euro). Wat onmiddellijk opvalt is
de grote piek in 2012 met een totale congestierente van 68 miljoen euro, terwijl de
vorige vijf jaren de totale congestierente varieerde van 33 tot 44 miljoen euro. De hoge
rente in 2012 reflecteert de lagere convergentie van de prijzen zoals eerder reeds

vastgesteld.

265. De congestierente voor 2012 is verdeeld over de vier interconnectie-richtingen (per
grens zijn er twee richtingen). Opvallend is dat er opnieuw hoge congestierentes
gegenereerd worden op de richting van Frankrijk naar Belgié (paarse balkjes): de vorige
drie jaren was dit niet of nauwelijks het geval terwijl dat in 2012 ruim 23 miljoen euro
was. Ook in de andere richting, van Belgié naar Frankrijk, werd in 2012 ruim 15 miljoen
euro congestierentes gegenereerd, maar nauwelijks iets in 2011. De congestierente van
Belgié naar Nederland nam dan weer af van 33 miljoen euro in 2011 naar bijna 20

miljoen euro in 2012.

% Jaarcapaciteit kan ook naar maandcapaciteit gaan.
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266. Twee elementen gelden als een belangrijke verklaring voor de grote stijging van de

congestierentes. Ten eerste en vooral is er de koudegolf van februari 2012. Tijdens

deze maand werd er door de grote prijsverschillen met voornamelijk de Franse markt

een congestierente van 21,7 miljoen euro gegenereerd, of 32% van de totale

congestierente van 2012. Ten tweede is er de nucleaire onbeschikbaarheid van 2.000

MW vanaf augustus 2012 die vooral in december grote rentes geeft, met een totaal van

14 miljoen euro voor die maand.

267. De tabel hieronder geeft de top tien van de hoogste congestierentes (totaal per dag),

evenals het aandeel van de top tien in de totale congestierentes (de dag wordt in MMDD

geschreven). Uit de tabel blijkt dat alle dagen uit de top 10 in 2012 in februari en

december vallen.
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Top 10 congestierentes (per dag)
2007 2008 2009 2010 2011 2012

dag |[rente |dag |[rente |dag |rente |dag |rente |dag |rente |dag |rente
1/0522 | 6,75/0503 | 4,81|1019 | 10,47|0112| 0,95(0730| 0,86|0209 | 8,58
21115 | 3,52|0426 | 1,52|1220| 0,71|0310| 0,93|0714 | 0,83|0210 | 2,27
311112 | 1,95|0508 | 1,38(1017 | 0,66|1028 | 0,77|0602 | 0,82|0207 | 1,61
41029 | 1,80|0509 | 0,78|0106 | 0,63|/0312| 0,69|0612| 0,80|1227 | 1,49
511109 | 1,06|0302| 0,78/0110| 0,49|1026 | 0,66|/0828 | 0,76|1224 | 1,36
6|0426 | 1,02|0507 | 0,72|0111| 0,48|1023 | 0,62(0731| 0,72|1223| 1,35
71221 | 0,89|0506 | 0,67|1119 | 0,48|0110| 0,58|0806 | 0,66|1226 | 1,19
81117 | 0,61|0907| 0,66[1219 | 0,48|0131| 0,58|/0501 | 0,64|1231| 0,97
9|/0523 | 0,54|0815| 0,59|0105| 0,43|0725| 0,54(0717 | 0,64|0215| 0,93
100425 | 0,52|0429 | 0,50|1015| 0,41|0311| 0,53|0425| 0,59|1216 | 0,89
tot top 10 | 18,65 12,43 15,24 6,84 7,33 20,65
%topl0 43% 28% 41% 21% 20% 30%

130/143



E Balancing

268. Het onevenwicht in reéle tijd van een evenwichtsverantwoordelijke (ARP) wordt
afgerekend per kwartier: indien de ARP binnen dit kwartier meer energie afgenomen
heeft dan hij geinjecteerd heeft, heeft de ARP een negatief onevenwicht (een tekort): de
ARP koopt dan verplicht energie van Elia tegen het onevenwichtstarief. Indien een ARP
een positief onevenwicht heeft (een overschot), dan wordt dit overschot door deze ARP

verplicht verkocht aan Elia tegen het onevenwichtstarief.

269. Het onevenwichtstarief voor een negatief en positief onevenwicht was in de jaren
voor 2012 minstens een bepaald percentage hoger, respectievelijk lager, dan de Belpex
DAM prijs voor dat uur (in 2011 was dat 8%). De kost voor de ARP kon dan beschouwd
worden als minstens dat percentage van de Belpex DAM prijs, omdat de ARP het tekort
aan energie ook had kunnen aankopen op de DAM, respectievelijk het surplus kunnen
verkopen op de Belpex DAM.

270. Voor 2012 werd het balancingsysteem omgevormd tot een single pricing systeem
waarbij een tekort en een overschot in principe tegen dezelfde prijs worden afgerekend.
Die prijs is in principe gelijk aan de marginale kost van het laatste instrument dat door
de netbeheerder moet ingezet worden om het evenwicht te behouden. Deze prijs kan
aangepast worden met een prikkelcomponent (de factor alfa). In juni 2012 keurde de
CREG een aanpassing goed die erop neerkomt dat het onevenwichtstarief op minstens
-100 €/MWh gezet wordt in geval er een overschot is dat enkel kan worden weggewerkt
door beroep te doen op de inter-TSO-reserves. Dat zijn contracten met aanliggende
netbeheerders. Dat moet ARP’s ertoe aanzetten om een overschot, bijvoorbeeld bij
hoge productie door zonnepanelen, te vermijden door in day-ahead een betere

inschatting te maken.

271. De onderstaande figuur geeft het verloop van het gemiddelde jaarlijkse
onevenwichtstarief voor een negatief en een positief onevenwicht voor de periode 2006-
2012 in de Elia-regelzone, evenals de gemiddelde prijs op de Belpex DAM (niet voor
2006), respectievelijk aangeduid met IMBPNEG’, ‘IMBPPOS’ en ‘Belpex DAM'. Uit deze
figuur blijkt dat de prijs voor een onevenwicht correleert met de Belpex DAM. Tevens
blijkt dat de onevenwichtsprijs voor een positief onevenwicht (wat de ARP ontvangt voor
zZijn overschot) in de periode 2007-2011 veel lager ligt dan de Belpex DAM prijs. Dat is
net omgekeerd voor 2012: door het nieuwe balancingsysteem zijn de
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onevenwichtstarieven voor positief en negatief onevenwicht dicht bij elkaar en liggen ze
iets boven de Belpex DAM. De opportunitietskost voor een positief onevenwicht in reéle
tijd is dus sterk afgenomen: men krijgt als ARP gemiddeld zelfs enigszins iets meer

betaald via het balancingsysteem dan op de Belpex DAM.
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Jaarlijks gemiddelde onevenwichtstarieven een negatief (IMBPNEG’) en een positief

onevenwicht (IMBPPOS’) voor de periode 2006-2012 in de Elia-regelzone, evenals de

gemiddelde prijs op de Belpex DAM (niet voor 2006) (in €/MWh)

bron: CREG

272. Gemiddeld gezien is het dus zo dat de positieve en negatieve onevenwichtsprijs

dichter bij elkaar staan en dat deze prijs gemiddeld hoger is dan de Belpex DAM, maar
dit is eigen aan het systeem van single pricing dat in 2012 is ingevoerd. Het is nuttiger
om prijsprikkel te evalueren in functie van het systeemonevenwicht: heeft een
marktspeler ten opzichte van de day-ahead markt een voordeel om het zone-evenwicht
te helpen behouden? Met andere woorden, hoe vaak komen de volgende twee situaties
VOoor:

o de zone heeft een overschot en het tarief voor een negatief onevenwicht is
kleiner dan de Belpex DAM prijs. Met andere woorden, hoe vaak betaalt de
marktspeler die de zone helpt met een negatief onevenwicht minder voor dit
tekort aan energie op de balancing-markt ten opzichte van de day-ahead markt.

e de zone heeft een tekort en het tarief voor een positief onevenwicht is groter dan
de Belpex DAM prijs. Met andere woorden, hoe vaak ontvangt de marktspeler
die de zone helpt met een positief onevenwicht meer voor dit overschot aan

energie op de balancing-markt ten opzichte van de day-ahead markt)
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V6or de invoering van het single pricing systeem in 2012 kwamen bovenstaande
situaties nooit voor. In 2012 is dit in 75% van de tijd het geval. Dat is een duidelijke

trendbreuk.

273. Deze scherpe verandering in de tariefstructuur zou ook te zien moeten zijn in het
gedrag van de ARP’s: in 2012 zou er —ceteris paribus- een groter positief onevenwicht
moeten genoteerd worden dan de vorige jaren. Omgekeerd, het netto regelvermogen
(NRV) zou dan in 2012 gemiddeld meer negatief moeten zijn dan de vorige jaren.

274. De onderstaande figuur geeft de jaarlijkse gemiddelden van het netto regelvermogen
(‘NRV’), het netto regelvermogen wanneer dit positief is (‘NRV when > 0’), wanneer dit
negatief is (‘NRV when < 0’) en het gemiddelde van de absolute waarde van het netto
regelvermogen (‘abs(NRVY)’). Uit deze figuur blijkt dat het gemiddelde NRV effectief
meer negatief is, zonder dat de gemiddelde absolute waarde van de NRV sterk is
toegenomen. Dat wijst erop dat de netbeheerder weinig meer heeft moeten regelen,
gemiddeld in absolute waarde, dan vorige jaren, maar dat de regeling meer een

afregeling was dan vorige jaren.
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0’) en het gemiddelde van de absolute waarde van het netto regelvermogen (‘abs(NRV)’).

bron: CREG
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275. De vraag is of dit een positieve trend is. Een teveel aan overschot is immers ook een
probleem voor de stabiliteit van het net. De goedkeuring van een onevenwichtstarief van
-100 €/MWh bij een te groot positief onevenwicht gebeurde vo6r de zomer van 2012. De
figuur hieronder geeft het aantal kwartieren per maand dat er een dergelijke prijs of
lager was, evenals het totale afregelvermogen tijdens deze uren vergeleken met het

totale afregelvermogen tijdens deze maand (in MWh).

276. Uit deze figuur blijkt dat er een aantal maanden zijn met een groot aantal kwartieren
dat de onevenwichtsprijs van -100 €/ MWh of lager wordt, wijzend op een groot positief
onevenwicht. In totaal zijn er 334 kwartieren vanaf juni 2012 dat de onevenwichtsprijs
voor een positief onevenwicht -100 €/ MWh of lager is. Vooral de maand december is
opmerkelijk, omdat men zou verwachten dat tijdens deze maand de zonneproductie van
relatief weinig belang is. 69 van de 95 kwartieren vallen in de kerstvakantie (na vrijdag
21 december). Grote onevenwichten worden blijkbaar eerder door de volatiliteit van de

weersomstandigheden veroorzaakt, en niet zozeer door de seizoenen.
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(rechtse as), het totale afregelvermogen tijdens deze uren (MWh) en het totale afregelvermogen
tijdens deze maand (MWh).

Bron: CREG
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277. De figuur hieronder kan alvast verklaren waarom december ook een relatief groot
aantal kwartieren kent dat er een groot positief onevenwicht is. De figuur geeft het
dagprofiel van het aantal keren dat de onevenwichtsprijs voor een positief onevenwicht
gelijk is aan -100 €/ MWh of lager. Hieruit blijkt dat zich dit het vaakst tijdens de nacht
voordoet, wanneer er dus geen zonneproductie is. Dit is nog des te opmerkelijk,
aangezien er in december tot 2.000 MW minder baseload productie was door het niet
beschikbaar zijn van twee nucleaire centrales. Anderzijds kende de maand december
2012 relatief zachte temperaturen. Dat wijst erop dat er andere factoren dan de

zonneproductie zijn die ervoor zorgen dat de ARP’s hun positief onevenwicht niet

beperken.
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Dagprofiel van het aantal kwartieren dat de onevenwichtsprijs voor een positief
onevenwicht van -100 €/ MWh of lager is
Bron: CREG

278. Nochtans lijken ook zonnepanelen een impact te hebben op het onevenwicht. Het
lijkt er immers op dat de ARP’s onvoldoende rekening houden met deze productie,
waardoor ze de afname overschatten en dus meer injecteren dan afnemen, met een
positief onevenwicht en een negatieve NRV tot gevolg. Dat effect was al zichtbaar in
2011, maar is nog sterker in 2012 zoals in onderstaande figuur te zien is. Deze figuur
geeft voor elk jaar sinds 2006 een dagprofiel van de gemiddelde NRV. Het is duidelijk te
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zien dat er tijldens de middag in 2011 en 2012 er gemiddeld veel meer moet afgeregeld
worden dan tijdens de vorige jaren. Uit deze figuur blijkt ook dat er tijdens de nacht veel
moet afgeregeld worden, meer in 2012 dan de vorige jaren. Het afregel profiel tijdens de
nacht is, net als de vorige jaren, grilliger dan tijdens de middag: op kwartier 0:45-1:00,
kwartier 1:45-2:00 en in mindere mate kwartier 2:45-3:00 zijn er afregelpieken die meer

uitgesproken zijn dan de vorige jaren. Ook ‘s avonds op kwartier 22:00-22:15 en

kwartier 23:45-0:00 is er nog een afregelpiek.

150

100

50

-50 -

-100 -+

—Y2006
—Y2007
——Y2008
—Y2009
—Y2010
—Y2011
—2012

-150

00:00 - 00:15
01:00- 01:15
02:00- 02:15
03:00- 03:15
04:00 - 04:15
05:00 - 05:15
06:00- 06:15
07:00-07:15
08:00- 08:15

09:00- 09:15
10:00- 10:15
11:00-11:15
12:00-12:15
13:00-13:15
14:00- 14:15
15:00-15:15
16:00- 16:15
17:00-17:15
18:00- 18:15
19:00-19:15
20:00- 20:15

21:00- 21:15
22:00-22:15

23:00-23:15

Gemiddeld netto regelvermogen (NRV)
evenwicht te houden.
Bron: CREG

per kwartier dat de netbeheerder aanwendt

o
3
o3
o

regelzone in

279. Deze afregelpieken tijdens de avond en nacht kunnen veroorzaakt worden door

grote eenmalige gebeurtenissen. Dat zou betekenen dat de standaarddeviatie van het
netto regelvermogen groter moet zijn tijdens deze kwartieren met afregelpieken. Als de
standaarddeviatie niet groter is dan tijdens de andere kwartieren tijjdens de avond en
nacht, dan wijst dit erop dat het tijdstip van deze afregelpieken structureel is en niet
veroorzaakt door onverwachte gebeurtenissen. De onderstaande figuur geeft het
dagprofiel per jaar van de standaarddeviatie. Hieruit blijkt dat de standaarddeviatie een

min of meer vlak patroon kent tijdens de avond en nacht. De standaarddeviatie is wel
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groter tijdens de middag, wat nog eens een aanduiding is dat het afregelen hier

waarschijnlijk veroorzaakt wordt door de zonneproductie.
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bron: CREG

280. De twee onderstaande figuren geven een laatste analyse van de NRV. De figuren
geven voor elk jaar een gesorteerde curve van de 75 grootste op- en afregelvermogens
op dagbasis. De werkwijze voor deze data is de volgende: per jaar wordt voor elke dag
het maximum op- en afregelvermogen bepaald, vervolgens wordt deze gesorteerd en
worden de eerste 75 waarden in de grafiek geplaatst. De linkse grafiek geeft het
opregelvermogen, de rechtse grafiek geeft het afregelvermogen (geinverteerde y-as).
Het maximale opregelvermogen op dagbasis is in 2012 sterk gestegen tot boven 1.200
MW. De rest van de dagen ligt het maximum opregelvermogen nagenoeg op gelijke
hoogte als in 2010 en 2011. Algemeen was de grote stijging er tussen 2008 en 2009 en
tussen 2009 en 2010. Voor het afregelvermogen is het maximum in 2012 afgenomen
ten opzichte van 2011. De stijging van het afregelvermogen vond een jaar later plaats:
tussen 2009 en 2010 en tussen 2010 en 2011.
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Bron: CREG

281. De onevenwichtscompensatie (NRV) kan geleverd worden door verschillende
bronnen: secundaire reserves (R2), manuele activatie van ‘intremental/decremental
bids™®*® (ID bids), tertiaire reserve (R3), onderbreekbare klanten (ICH) en inter-TSO
compensatie. De onderstaande figuur en bijhorende tabel geven de opdeling van de
evolutie van de bronnen van de NRV voor de voorbije zeven jaren (in MWh). Het betreft
de som van alle activaties van reservevermogen per jaar (zowel op- als afregelen). Voor

R2 en ID bids wordt een uitsplitsing gegeven voor op- en afregelen.

282. Uit de figuur blijkt dat in de periode 2006-2009 de NRV bijna uitsluitend geleverd
wordt door R2 (licht- en donkerblauwe balkjes op de grafiek), met een licht overgewicht
voor afregelen (lichtblauw). Een miniem deel gebeurt via de manuele activatie van 1/D-
bids (groen). In 2010 begint een duidelijke trend naar meer activatie van I/D-bids en ook
van R3. In 2010 is dit voornamelijk opregelende bids (D-bids - donkergroen). De trend
van meer manuele activatie (I/D bids) zet zich door in 2011 en 2012, maar vooral de
afregelende D-bids stijgen in volume. Ook de afregelende R2 krijgt een sterker
overwicht, vooral in 2012. Activatie van R3 neemt in 2012 terug af ten opzichte van
2010 en 2011. Gezien het feit dat er meer en meer NRV moet geleverd worden, kan een
verhoogd gebruik van D-bids erop wijzen dat de afregelende R2 verzadigd geraakt,

waardoor de netbeheerder zich genoodzaakt ziet om andere middelen te gebruiken.

%9 Volgens art. 159 82 van het KB van 28 december 2002 moeten alle producenten van de Elia-
regelzone waarvan het nominale vermogen hoger of gelijk is aan 75 MW hun beschikbare vermogen
ter beschikking houden van de netbeheerder. De beschikbare capaciteiten worden
‘incremental/decremental bids’ (I/D-bids) genoemd.
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283.

Het totale energiegebruik van de reservemiddelen overstijgt in 2011 voor het eerst

de grens van 1 TWh (op- en afregeling) en stijgt nog licht door in 2012 tot bijna 1,2 TWh.

Dat is meer dan een verdubbeling sinds 2006-2008. Het aandeel van R3, ICH en inter-

TSO blijft wat betreft volume verwaarloosbaar.
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De verschillende bronnen van de onevenwichtscompensatie (NRV) in de periode 2006-2012 (in

MWh)
Bron: CREG
Bronnen van het op- en afregelvermogen (in MWh)
inter-TSO
R2 up R2 down ID up ID down | R3 (up) | ICH (up) (up+down) | totaal

2006 | 215.793 257.161 | 30.356 19.310 509 359 6.518 530.005
2007 | 245.796 282.524 5.909 6.890 5.898 0 10.225 557.242
2008 | 249.541 310.537 4.028 3.119 1.528 1.793 4.300 574.846
2009 | 322.563 352.918 | 21.887 11.933 11.931 5.857 21.625 748.714
2010 | 376.065 305.332 | 135.689 45.743 34.200 19.482 18.525 935.036
2011 | 316.186 431.770 | 141.422 | 175.315 31.674 7.831 28.300 | 1.132.497
2012 | 262.857 449.786 | 141.119 | 301.285 13.773 2.284 25.423 | 1.196.526

De verschillende bronnen van de onevenwichtscompensatie (NRV) in de periode 2006-2012 (in

MWh)

Bron: CREG

284.

Er wordt maximaal 150 MW op- en afregelvermogen gecontracteerd als secundaire

reserve. De onderstaande figuur geeft een beeld van de evolutie van het gebruik van

het maximaal op- en afregelvermogen van R2. De figuur geeft per jaar het aantal
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kwartieren dat de R2 boven 140 MW moest bijregelen, opgesplitst volgens op- en
afregelen. Hieruit blijkt dat dit aantal kwartieren relatief laag blijft in 2006-2008 en in
2009 scherp stijgt tot boven 2.000, zowel voor af- als opregelen. Daarna valt dit terug en
is er een divergerende trend: het aantal kwartieren stijgt wat betreft het afregelen tot een
maximum van bijna 3.000 kwartieren in 2012 (8,3% van de tijd), terwijl het aantal
kwartier maximaal opregelen in 2012 daalt tot ongeveer 1.000. Hieruit kan besloten
worden dat de secundaire reserve gedurende 8% van de tijd verzadigd is wat betreft het
afregelen.
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e B
0 - T T T T T T
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E#>140MW mE#<-140 MW

Aantal kwartieren dat R2 meer dan 140 MW aan regelvermogen levert (af- en opregel) voor
de periode 2006-2012
Bron: CREG

285. Ondanks het stijgend afregelvermogen in 2012 is het gebruik van de inter-TSO
reserves om af te regelen in 2012 licht gedaald ten opzichte van 2011, na een forse
stijging in 2011 ten opzichte van 2010. De aanpassing van de onevenwichtstarieven in
juni 2012 kan een verklaring zijn voor deze lichte daling (door deze aanpassing werd het
onevenwichtstarief op minstens -100 €/ MWh gezet in geval er een overschot is dat

enkel kan worden weggewerkt door beroep te doen op de inter-TSO-reserves).

286. Hoewel het aandeel van R3, ICH (afschakelbare klanten) en inter-TSO
verwaarloosbaar blijft wat betreft het regelvolume zijn deze drie instrumenten erg
belangrijk om extreme situaties te kunnen beheersen. De CREG is van mening dat wat
betreft demand response er waarschijnlijk nog een groot potentieel is in de Elia-

regelzone. De onderstaande tabel geeft een aantal statistieken wat betreft de activatie
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van de ICH gedurende de laatste zeven jaar. Deze statistieken gaan over afschakel-
gebeurtenissen op dagbasis; in één gebeurtenis kunnen meerdere klanten tegelijk

afgeschakeld worden, maar deze telt dan toch als één afschakel-gebeurtenis.

Aantal Volume Totaal aantal uren | Gemiddeld Gemiddeld
afschakelingen | (MWh) afgeschakeld aantal uren afgeschakeld (MWh)
2006 2 359 4 2,1 180
2007 0 0 0 0 0
2008 3 1.793 8 2,7 598
2009 9 5.857 40 4,4 651
2010 26 19.482 86 3,3 749
2011 12 7.831 29 2,4 653
2012 4 2.284 8 2,1 571
287. Uit deze statistieken blijkt dat het afschakelen, met uitzondering van 2010, relatief

uitzonderlijk is. Ook het afschakelde volume per gebeurtenis en het gemiddeld aantal
uren per afschakel-gebeurtenis is relatief beperkt.

288.

het logische gevolg van de structuur van de contracten aangezien deze slechts een

Het feit dat de ICH contracten in het algemeen relatief weinig gebruikt worden zijn

beperkt aantal activaties per jaar toelaten. Men dient er ook mee rekening te houden dat
deze reserves gecontracteerd worden om ingeschakeld te worden bij uitval van grote

eenheden of bij grote structurele onevenwichten.
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Bijlage: Statistische definities

Multigevarieerd model:

Het multigevarieerd model dat we in de studie hebben gebruikt, is in feite een meervoudig
lineair model om verklarende factoren (Xi) te vinden van een afhankelijke variabele (Y), in
dit geval de prijs.

De regressievergelijking ziet eruit als volgt:

Y =B+ BXy+ PoXo .o+ B X + €]

Y= verklaarde/afhankelijke variabele
X; = verklarende/onafhankelijke variabele
B= parameter van het model

Bo= stelt de constante voor (eveneens intercept genoemd)
Bi= geeft het aantal bijlkomende eenheden van y gekoppeld aan een stijging met een
eenheid van X, wanneer alle andere onafhankelijke variabelen constant zijn

De door het model geschatte regressievergelijking ziet eruit als volgt:

Y =by+bx,+b,X, +...+ b X,|,

"b" dient hier als een schatting van 3 en wordt estimator genoemd.

Estimator
Geeft het aantal bijkomende eenheden van y gekoppeld aan een stijging met een
eenheid van Xy wanneer alle andere onafhankelijke variabelen constant zijn

Standaardafwijking
De standaardafwijking is een maat voor de dispersie van de variabele ten opzichte van het
gemiddelde

T-waarde

Maat van significantie van de onafhankelijke variabele in de verklaring van de afhankelijke
variabele.

P-waarde

De P-waarde is het kleinste significantieniveau waarvoor de vastgestelde gegevens
aantonen dat de nulhypothese is verworpen. De nulhypothese houdt in dat elke B geen
invioed heeft.
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Puur willekeurig beschouwt men over het algemeen de P-waarden lager dan 1 kans op 20
als "statistisch significant”, m.a.w. de kans (p) dat een waarde slechts toeval is, bedraagt
niet meer dan 5%.

p<0,05 => statistisch significant verschil

p>0,05 => statistisch niet-significant verschil

Intercept

Het intercept stemt overeen met het begin van de Y-as van de regressierechte van het
model.

Fischer-test

De Fischer-test wordt gebruikt om te bepalen of er een significante relatie is tussen Y en het
geheel van de onafhankelijke variabelen Xi. M.a.w. deze test toont aan of het model met
onafhankelijke variabelen beter is dan een model zonder onafhankelijke variabelen. M.a.w.
het geeft aan of de in het model ingegeven onafhankelijke variabelen relevant zijn uit
statistisch oogpunt bij de voorspelling van de afhankelijke variabele.

Correlatiecoéfficiént

De correlatiecoéfficiént is een statistische coéfficient om de afhankelijkheidsgraad tussen
twee variabelen te bepalen. Hoe dichter die bij 1 ligt, hoe groter de afhankelijkheidsgraad.
Hoe dichter die bij O ligt, hoe kleiner de afhankelijkheidsgraad. Het teken van deze
coéfficiént geeft de richting aan van de verhouding tussen deze twee variabelen.

Significantieniveau (*)

Het significantieniveau van de variabelen in het model wordt gegeven door het aantal
sterren (*) naast de correlatiecoéfficiént en de p-waarde.

Determinatiecoéfficiént

De determinatiecoéfficiént geeft dan weer het variantiedeel tussen de twee variabelen.
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