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KWK Kraft-Wärme-Kopplung

OTC Over-the-Counter

StromNEV Stromnetzentgeltverordnung

vNNE vermiedene Netznutzungsentgelte

III



1 Einleitung

Das deutsche Energiesystem befindet sich derzeit im Umbruch. Der beschlossene Ausstieg
aus der Kernkraft1 und der zeitgleiche Ausbau von Anlagen zur regenerativen Stromerzeu-
gung stellen für die Energiewirtschaft eine große Herausforderung dar. Inzwischen stam-
men schon 27 % des erzeugten Stroms aus regenerativen Energiequellen und dieser Anteil
soll gemäß dem kürzlich reformierten Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) bis 2035 auf 55-
60 % ansteigen.2 In Deutschland stellt der Energieträger Wind hierbei den gewichtigsten
Anteil. So erwartet die dena Netzstudie II eine Auslastung von ca. 4.200 Volllaststunden
pro Jahr für die Offshore-Windenergieanlagen im Jahr 2020 und 2.200 Volllaststunden
für die Onshore-Anlagen.3 Es kommt daher zu einer Verschiebung der geographischen Er-
zeugungsstandorte von Süd nach Nord, während die Lastzentren weiterhin im Süden und
Westen Deutschlands liegen.4

Durch diese Strukturänderung ergibt sich auch Anpassungsbedarf für den Transport von
Strom und damit für die Entwicklung der Netzstruktur. Vor allem durch die Dezentralität
der Energiewende, den Ausbau der Windenergie im Norden und die sukzessive Abschal-
tung der Kernkraftwerke im Süden Deutschlands lässt sich geographisch ein Auseinander-
driften von Last- und Verbrauchszentren beobachten. Der Wandel bedingt einen erhöhten
Netzausbau, der nötig ist, um den Strom von Nord nach Süd zu transportieren, die Versor-
gungssicherheit zu gewährleisten und gleichzeitig Engpässe im System zu vermeiden. Die
Schätzungen, wie hoch und wie teuer der Ausbau sein wird, variieren. So hält der bestätigte
Netzentwicklungsplan (NEP) einen Neuausbaubedarf von 2.650 km Trassenlänge bis 2023
fest, während die dena Netzstudie II sogar 3.600 km pro Jahr bei unveränderter Leis-
tung der heutigen Netzstruktur prognostiziert.5 Auch wenn die Zahlen noch von vielen
unbekannten Faktoren ausgehen, machen sie deutlich, dass die Änderungen auf der Er-
zeugungsebene einen Ausbau der Netzstruktur erforderlich machen. ”Wer Ja sagt zu den
Erneuerbaren Energien, muss auch Ja sagen zum Netzausbau“ betonte auch die Bundes-
kanzlerin 2012.6

Ein Koordinationsproblem verteuert den Ausbau derzeit noch: Durch die Liberalisierung
des Stromsektors in den 90er Jahren, wurden die als ineffizient geltenden, staatlichen Ener-
gieversorgungsunternehmen (EVU) durch eine Großzahl verschiedener, mehr oder minder

1Vgl. Atomausstiegsgesetz (2000), § 10
2Vgl. EEG, § 1(2)
3Vgl. Winter et al. (2011), S. 147
4Vgl. Haucap, Pagel (2014), S. 1-2
5dena (2010), S. 13
6n-tv (2012), Abs. 3
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wettbewerblich agierende Akteure ersetzt.7 Zu diesen gehören private Großunternehmen,
Privatakteure und Eigenversorger wie z. B. die Betreiber8 von Bürgerwindparks sowie
Unternehmen, die größtenteils in kommunaler Hand sind, wie ein Großteil der Stadtwer-
ke. Durch den Liberalisierungsprozess wurde eine Entflechtung der verschiedenen Ebenen
der Wertschöpfungskette nötig, so dass die Kraftwerks-Standortplanung heute weitgehend
isoliert von der räumlichen Nachfrage optimiert wird. Ziel dieser Maßnahmen war es, eine
möglichst kostengünstige und effiziente Energieversorgung zu gewährleisten. Doch ergibt
sich hieraus eine Situation, in der die Kosten des Netzausbaus von den beteiligten Ak-
teuren vernachlässigt werden. Wie die Arbeit aufzeigen wird, treffen sowohl die Erzeuger
als auch die Endabnehmer von Strom ihre Standortwahl vollständig unabhängig von den
Stromtransportkosten. Es stellt sich die Frage, ob der Netzausbau, der sich im beschrie-
benen Szenario ergibt, eine kostengünstige Energieversorgung überhaupt ermöglicht.

Auch wichtige Akteure der Energiewirtschaft, wie die Bundesnetzagentur (BNetzA) und
die Monopolkommission9, beschäftigen sich mit den Auswirkungen der Standortkoordina-
tion. Die Problematik, dass sich durch die bisherigen Regelungen Ineffizienzen in der Stand-
ortwahl, Systeminstabilität und dadurch ein erhöhter Netzausbaubedarf ergeben, scheint
ein Dauerkapitel des derzeit viel diskutierten Strommarktdesigns 2.0 zu sein. So fordert die
Monopolkommission in ihrem aktuellen Bericht, den ”Netzausbau unter stärkerem Einbe-
zug vorhandener Alternativen“ zu verfolgen.10 Market Splitting (oder Nodal Pricing) sowie
die Ausdifferenzierung von Netzentgelten können solche Alternativen darstellen. Grund-
gedanke dieser Optionen ist es, Ineffizienzen in der Kostenverteilung über die Implemen-
tierung von Knappheitspreisen zu beseitigen.

Ziel dieser Arbeit ist es zu analysieren, ob es einer Regulierungsänderung bedarf, um An-
reize für Netznutzer zu schaffen die Kosten des Netzausbaus in ihr Entscheidungskalkül
bei der Standortwahl miteinzubeziehen. Zudem soll dargestellt werden, ob und inwiefern
Preissignale, trotz der vorliegenden Monopolstruktur im Netzbereich, eine Möglichkeit bie-
ten können, die Standortkoordination der Netznutzer effizienter gestaltet.
Der Aufbau der Arbeit gestaltet sich daher folgendermaßen: Im ersten Kapitel sollen
zunächst die Marktstruktur des liberalisierten Stromsektors und die Eigenschaften des
Gutes Stroms kurz beschrieben werden, wobei insbesondere die Rolle und Regulierung des
Stromnetzes in den Fokus gerückt werden sollen.
Anschließend soll auf die einzelnen Komponenten des Strompreises sowie auf dessen Ent-
stehung eingegangen werden. Die Verteilung von Kosten und Erlösen sind maßgeblich
von der Preisbildung beeinflusst und liefern die Grundlage für das Verhalten der Ak-
teure (Kraftwerksbetreiber, Netzbetreiber und Endverbraucher), das in diesem Kapitel
analysiert werden soll. Es soll zudem aufgezeigt werden, inwiefern durch die Standortent-
scheidung der Akteure Externalitäten hervorgerufen werden.

7Steger, Adamczyk (2008), S. 135
8Im Folgenden wird aus Gründen der besseren Lesbarkeit ausschließlich die männliche Form benutzt. Es

können dabei aber sowohl männliche als auch weibliche Personen gemeint sein.
9Vgl. Frontier Economics, Consentec (2011) sowie Monopolkommission (2013)

10Monopolkommission (2013), S. 182

2



Ob jene Externalitäten in der Entscheidung der beteiligten Akteure durch Regulierungsän-
derungen wie der Implementierung des Market Splitting/Nodal Pricing oder durch die re-
gionale Ausdifferenzierung der Netzentgelte internalisiert werden können, soll im darauf-
folgenden Kapitel zuerst aus einer theoretischen Perspektive untersucht werden. In einem
zweiten Schritt sollen die beiden Optionen unter Berücksichtigung wirtschaftspolitischer
Themenfelder verglichen werden. Hierbei soll auch auf Komplikationen, die sich bei der
praktischen Einführung ergeben können, eingegangen werden. Kapitel 5 beinhaltet eine
zusammenfassende Bewertung der Handlungsoptionen sowie ein Fazit zur aufgeworfenen
Fragestellung.

2 Der liberalisierte Stromsektor

2.1 Besonderheiten und Struktur des Strommarktes

Strom ist ein Gut, das ohne weitere Hilfsmittel weitgehend nutzlos ist. Um einen Wert
aus jenem zu ziehen, braucht der Nutzer andere Güter, z. B. Maschinen, die mit elektri-
scher Energie betrieben werden. Die Stromnachfrage leitet sich sozusagen von der Nutzung
elektrischer Energie ab. Die Stromverbraucher ziehen einen Nutzen aus Energieformen wie
Licht, Wärme oder Bewegung und fragen dafür Strom als ”Inputgut“ nach. Die Nachfrage
wird bedient durch die Gruppe der Kraftwerksbetreiber. Sowohl für die Nachfrage- als
auch die Angebotsseite der Stromwertschöpfung dient das Stromnetz als wichtige Trans-
portinfrastruktur. Ohne das Netz kann das Angebot nicht bedient werden und die Leistung
nicht nachgefragt werden. Man kann daher der Netzinanspruchnahme und der Netzinfra-
struktur die Eigenschaften komplementärer Güter bzw. Leistungen unterstellen.11

Durch die Tatsache, dass Strom im Moment nur schwer und kostenintensiv zu speichern ist,
stellt der Transport des Gutes eine besondere Herausforderung dar. Die Erzeugung muss
daher zeitgleich mit dem Verbrauch erfolgen. Die ins Netz eingespeiste Menge muss also
immer der nachgefragten Menge entsprechen, da es ansonsten zu Netzungleichgewichten
kommt. Solche Netzengpässe verursachen Kosten. Des Weiteren entstehen auch durch den
Aufbau der Netzinfrastruktur hohe Fixkosten und der Transport ist geprägt von variablen
Kosten, die z. B. durch Netzverluste entstehen. Stromnetze sind deshalb als eine Infra-
struktur anzusehen, die aufgrund der Eigenschaften von Strom nicht substituierbar sowie
essentiell für den Transport ist.12 Den Netzbetreibern kommt deswegen beim Handel mit
Strom eine besondere Gewichtung zu, da sie einerseits diejenigen sind, die den Transport
garantieren und andererseits auch dafür sorgen müssen, dass ausreichend Netzkapazitäten
vorhanden sind und Netzungleichgewichte vermieden werden.13

11Dieser Abschnitt folgt Keller (2005), S. 30
12Vgl. Heuterkes, Janssen (2008), S. 50-52
13Vgl. ebenda, S. 51
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Die Eigenschaften der Stromwertschöpfung und vor allem die Interdependenz zwischen
Angebot, Nachfrage und Übertragung lässt schon erahnen, dass ein freier Wettbewerb
hier problematisch sein könnte. Historisch haben sich im Stromsektor integrierte Versor-
gungsunternehmen herausgebildet, die sowohl Erzeugung, Transport und Vertrieb unter
einem Dach vereint haben. Die Liberalisierung des Strommarktes war gefolgt von einer so
genannten Reregulierung der vertikal integrierten Unternehmen, da sich durch die Priva-
tisierung ehemals staatlicher Monopole die Gefahr des Machtmissbrauchs im Netzbereich
ergab.14 Warum der Betrieb des Stromnetzes einer Regulierung bedarf und wie dies, nach
dem ordnungspolitischen Wandel der letzten Jahre, heute erfolgt, soll in den nächsten
Kapiteln betrachtet werden.

2.2 Das natürliche Monopol in Netzindustrien

Die Rolle, welche die Netzinfrastruktur im Stromsektor spielt, zeigt eine Betrachtung der
Wertschöpfungskette des Gutes Stroms. Diese lässt sich grob in die Bereiche Erzeugung,
Handel, Transport, Verteilung und Vertrieb gliedern (vgl. Abb. 2.2).15 Die Teilmärkte der
Kette weisen jeweils unterschiedliche Strukturen auf. Während netzbasierte Versorgungs-
einheiten, wie die des Stromsektors, lange Zeit als ”monolithische“ Einheiten betrachtet
wurden, ist heutzutage, dank der Strukturunterschiede, ein disaggregierter, differenzierter
Betrachtungsansatz üblich.16

Abbildung 2.1: Wertschöpfungskette von Strom.17

Die theoretische Begründung für den disaggregierten Ansatz ist die Erkenntnis, dass
Monopolstellungen, die potentiell wettbewerblich ausgestaltet werden können nur tem-
porärer Natur und damit nicht wettbewerbsbeschränkend oder -schädigend sind.18 Der
disaggregierte Ansatz verfolgt nun das Ziel, jene Teilmärkte, auf denen die Allokation
durch den Markt möglich ist, zu identifizieren und hier die Vorteile des freien Marktes
zu nutzen. Gleichzeitig sollen Bereiche, in denen ein Missbrauchspotential durch Markt-
macht besteht und die einer Regulierung bedürfen, identifiziert werden. Die Teilmärkte

14Vgl. Coenen, Haucap (2012), S. 4
15Vgl. Schuchardt (2012), S. 8
16Vgl. Hujber (2002), S. 4
17Vgl. ebenda, S. 8
18Vgl. Heuterkes, Janssen (2008), S. 52
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der Wertschöpfungskette werden dafür nach dem Kriterium unterschieden, ob die jeweilige
Stufe der Kette wettbewerblich effizient betrieben werden kann oder nicht. Unter letztere
Gruppierung sind im Fall des Stromsektors allein die Bereiche Verteilung und Transport
einzuordnen, da durch das natürliche Monopol im Netzbereich effizienter Wettbewerb nicht
möglich ist.19 Auf das Vorliegen eines natürlichen Monopols im Netzbereich und den sich
daraus ergebenden Regulierungsbedarf soll im folgenden Abschnitt eingegangen werden.

2.2.1 Subadditive und irreversible Kosten

Die Voraussetzung für die Herausbildung eines natürlichen Monopols ist gegeben, wenn
subadditive Kostenstrukturen vorliegen. Dies entspricht einem Zustand, in dem ein Anbie-
ter eine Leistung oder ein Gut zu geringeren Kosten bereitstellen kann, als dies durch zwei
Anbieter der Fall wäre. Es handelt sich hier typischerweise um Güter, die der Produktion
hohe Fixkosten ebenso wie relativ geringe variable Kosten voranstellen. Die Grenzkosten
liegen dadurch unterhalb den Durchschnittskosten der Produktion. Grund dafür sind stei-
gende Skalenerträge.20

Ob bei vorliegenden Größenvorteilen das bestmögliche Ergebnis durch einen natürlichen
Monopolisten bereitgestellt werden kann, ist abhängig von der Ausgestaltung der Nachfra-
ge und der Kostenstruktur der Anbieter. Abbildung 2.2 zeigt, wie ein natürliches Monopol
bei sinkenden Durchschnittskosten, trotz einer anfänglichen Wettbewerbssituation, ent-
stehen kann. Dargestellt ist hier eine Ausgangssituation in der ein Anbieter A die Menge
xA zum entsprechenden Preis anbietet. Da die Durchschnittskosten (DK) einen fallenden
Verlauf aufweisen und die Grenzkosten der Anbieter gleichzeitig geringer sind als jene,
kann A jedoch von einem Anbieter, der eine größere Menge als xA anbietet, z. B. xB,
unterboten werden. Dadurch wird der Anbieter A vom Markt verdrängt. Der Anbieter,
der die Menge anbietet, bei der die Nachfrage gerade den Durchschnittskosten entspricht,
ist vor Verdrängung durch Konkurrenten sicher. Die Menge, die beim Preis pSec nachge-
fragt wird, ist somit stabil.21 Gleichzeitig ist die sozial optimale Preissetzung in diesem
Fall pP C . Da jedoch kein pareto-optimaler Zustand aufgrund von fehlender Konkurrenz
zustande kommen kann, kann nur eine zweitbeste Lösung erreicht werden, in der der Preis
gleich den Durchschnittskosten ist. Dieses Ergebnis, das beim Vorliegen eines natürlichen
Monopols angestrebt werden soll, kann somit als second-best Lösung bezeichnet werden.22

19Vg. Schuchhardt (2012), S. 14
20Vgl. Roth (2013), S. 191-192
21Vgl. Fritsch (2014), S. 163-164
22Vgl. Keller (2005), S. 51
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Abbildung 2.2: Natürliches Monopol bei fallenden Durchschnittskosten.23

Auch im Stromnetz tritt der Fall des natürlichen Monopols auf: Die Fixkosten zur Errich-
tung des Netzes sind immens, wogegen es jedoch vergleichsweise günstig ist, einen weiteren
Nutzer an das Netz anzuschließen sowie das Netz instand zu halten (Verbundvorteile). Die-
se Agglomerationseffekte werden häufig als Grund für die Unteilbarkeit des Netzbetriebs
aufgeführt.24

Weiterhin ist festzustellen, dass bei strikter Kostensubadditivität (wie in Abb. 2.2 darge-
stellt), die Bereitstellung durch einen Anbieter kostengünstiger ist als durch mehrere. Die
Bereitstellung durch mehrere Wettbewerber kann einer Verschwendung von Ressourcen
gleichgesetzt werden, da Skaleneffekte sowie Verbundvorteile hierbei ungenutzt bleiben.
Es liegt somit ein natürliches Monopol vor.25

Ein weiteres Charakteristikum eines monolithischen Marktes sind Marktschranken. Darun-
ter versteht man in der Wettbewerbstheorie, dass potentiellen Wettbewerbern der Markt-
zutritt durch den Monopolisten verwehrt oder verhindert werden kann. Wenn der Versor-
gungsmonopolist auf allen Ebenen der Wertschöpfungskette agiert, kann ihm als zentrales
Motiv unterstellt werden, dass er aus seiner Marktposition die höchst möglichen Ren-
ten erzielen will. Als Besitzer der Bottleneck-Infrastruktur kann er seine Marktmacht im
Netzbereich auf die anderen Ebenen ausweiten, indem er von Netznutzern z. B. überhöhte
Zugangs- oder Nutzungsentgelte fordert. Eine Regulierung des Monopolisten ist bei ent-
sprechender Größe und Bedeutung des Marktes in diesem Fall fast immer vorteilhaft. Es
ist jedoch vor jedem Staatseingriff zu prüfen, ob durch den Eingriff ein pareto-superiorer
Zustand, im Vergleich zum ineffizienten Zustand der sich durch den marktlichen Wettbe-
werb ergibt, erreicht wird.26

Die Schranken sind in netzbasierten Industrien häufig durch irreversible Kosten bedingt.
Unter dem Begriff der irreversiblen Kosten sind Kosten zu verstehen, die Investitionen der

23Grafik in Anlehnung an Fritsch (2014), S. 163
24Vgl. Coenen, Haucap (2012), S. 4-5
25ebenda, S. 5
26Dieser Abschnitt folgt Knieps (1999), S. 2
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Vergangenheit hervorgerufen haben und die nicht mehr veränder- oder beeinflussbar sind.27

Im Stromsektor entspricht dies den Fixkosten für die Errichtung der aufwendigen Netz-
infrastruktur. Ein etablierter Anbieter sieht sich dadurch niedrigeren Kosten gegenüber,
die tatsächlich für seine Entscheidung relevant sind, als ein potentieller Wettbewerber.
Während diese Kosten dafür sorgen, dass für den Netzbetreiber ein hoher Anreiz besteht
nicht aus dem Markt auszutreten, stellen sie gleichzeitig ein hohes Investitionsrisiko für
mögliche Konkurrenten dar und behindern damit deren Markteintritt. So kann es vorkom-
men, dass der etablierte Anbieter trotz ineffizienter Produktion oder hohen Gewinnmargen
(Monopolpreise) keine Disziplinierung durch den Markteintritt potentieller Konkurrenten
erfährt.28 Wenn sich der Monopolist in einer Situation befindet, in der er konkurrenz-
los agieren kann, wird er den Preis so wählen, dass seine Grenzkosten den Grenzerlösen
entsprechen (pMonopol). Es wird in diesem Fall von Monopolpreissetzung gesprochen.29

2.2.2 Allokative und produktive Ineffizienzen

Das Vorliegen allokativer Ineffizienzen liefert im Falle des natürlichen Monopols oft die
entscheidende Begründung für einen regulierenden Staatseingriff. Für den Monopolisten
besteht durch fehlende Konkurrenz ein Anreiz, seine Angebotsmenge im Vergleich zu der
sich im Gleichgewicht ergebenden Menge, zu verringern, da er dadurch einen höheren
Preis (Monopolpreis) verlangen kann. Aus ökonomischer Sicht ergibt sich als Folge dieser
Handlung ein Wohlfahrtsverlust: Gemessen an der Konsumentennachfrage wird zu we-
nig produziert und potentielle Konsumenten werden durch den künstlich hochgehaltenen
Preis vom Konsum abgehalten, obwohl ihre Zahlungsbereitschaft über den Grenzkosten
der Produktion liegt. So unterbleiben möglicherweise für beide Seiten eindeutig vorteilhaf-
te Tauschakte und es stellt sich kein wohlfahrts-optimaler Zustand ein.30

Zwei Faktoren führen dazu, dass diese Ineffizienzen, obwohl sie vorhanden sind, im Fall
von Stromversorgungsnetzen nicht als Haupteingriffsgrund gelten. Erstens kann auf Ener-
giemärkten von einer preis-unelastischen Nachfrage (in Abb. 2.2 würde sich eine vertikale
Nachfragekurve ergeben) gesprochen werden. Dadurch ist der Wohlfahrtsverlust, der sich
durch die monopolistische Preissetzung ergibt, geringer als im Fall einer preiselastischen
Nachfrage. Die Nachfrage wird auch bei erhöhten Preisen nur vernachlässigend verknappt
und es ergibt sich dadurch kein Verlust an möglichen Renten, sondern eine Umverteilung
derselbigen.31

Des Weiteren ist der Anteil, den der Bereich des natürlichen Monopols über Netzentgelte
am Strompreis der Endnutzer ausmacht, verhältnismäßig klein. Dieser Anteil betrug im
April 2013 mit 6,53 ct/kWh nur 21,7 % des Gesamtpreises.32 Auch erhöhte Monopolprei-
se im Netzbereich haben also keinen großen Einfluss auf die Energiekosten der Verbraucher.

27Vgl. Fritsch (2014), S. 181
28Vgl. Coenen, Haucap (2012), S. 6
29Vgl. Fritsch (2014), S. 163
30Dieser Abschnitt folgt Roth (2013), S. 187
31Vgl. Coenen, Haucap (2012), S. 6-7
32Vgl. BNetzA (2014), S. 68-69
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Aus der Monopolstellung des Netzbetreibers heraus können sich jedoch auch Ineffizien-
zen in der Produktion ergeben. Diese Ineffizienz, auch X-Ineffizienz genannt, tritt auff,
wenn der Monopolist eine bestimmte Leistung teurer produziert, als dies unter wettbe-
werblichem Druck der Fall wäre. Grundsätzlich unterliegt der Monopolist dem Anreiz, die
Leistung möglichst kostengünstig bereitzustellen, da jegliche Ineffizienz zur Minderung sei-
nes Gewinns beiträgt. Aufgrund des mangelnden Wettbewerbsdrucks kann er Ineffizienzen
jedoch leichter verkraften, da er durch den erhöhten Monopolgewinn (Preis oberhalb der
Grenzkosten) sozusagen einen finanziellen Puffer hat.33 Da Wettbewerb nicht nur als ein
statischer sondern auch ein dynamischer Prozess verstanden werden kann, bringt jener
die Marktteilnehmer dazu, nach neuen Möglichkeiten (Innovationen) zu suchen, die ihre
Effizienzleistung verbessern. Einem natürlichen Monopolisten mag dafür das dezentrale
Kontrollinstrument des Wettbewerbs fehlen, da Innovationen auch immer ein gewisses In-
vestitionsrisiko mit sich bringen.34

Zusammenfassend bleibt festzuhalten, dass es sich, aufgrund der vorliegenden Struktur
des natürlichen Monopols, im Stromsektor um einen Netzbereich mit dem Charakter eines
monopolistischen Bottlenecks handelt und die allokativen und produktiven Ineffizienzen
ausschlaggebend für die Regulierung sind.

2.3 Regulierungsansatz der vertikalen Entflechtung

Ob das beschriebene Monopol durch einen staatlichen Eingriff reguliert werden sollte,
hängt aus ordnungspolitischer Sicht von zwei Bedingungen ab: Es sind negative Effekte
durch das Vorliegen des Monopols auf die Wohlfahrtssituation zu erwarten und der staat-
liche Eingriff führt zu einer Verbesserung im Vergleich zu jenem Zustand, der sich ohne
Regulierung ergibt.35 Es wurde beschrieben, dass im Netzsektor ein natürliches Monopol
besteht und sich daraus Ineffizienzen ergeben können. Daher kann die notwendige Bedin-
gung eines Eingriffs als erfüllt angesehen werden.

Das Konzept der Essential-Facilities liefert die Grundidee der Liberalisierung und spielt
auch bei der Bestimmung der Regulierung eine wichtige Rolle. Es besagt, dass das natürliche
Monopol auf die wesentliche Einrichtung der Wertschöpfungskette beschränkt werden soll.
Eine Einrichtung wird als wesentlich bezeichnet, wenn sie für Marktteilnehmer zwingend
notwendig ist um am Wettbewerb teilzuhaben und gleichzeitig nicht durch anderweitige
Instrumente substituiert werden kann oder dies nur mit einer unverhältnismäßigen Res-
sourcenaufwendung möglich ist. Dies ist bei der Infrastruktur des Stromnetzes der Fall.36

Nach dem disaggregierten Regulierungsansatz ist die Disziplinierung demzufolge in je-
dem Fall sektorspezifisch durchzuführen und auf die betroffenen Bottlenecks, die durch
das Konzept der wesentlichen Einrichtung identifiziert wurden, zu beschränken.37 Wichtig
ist in diesem Zusammenhang, dass die Zugänglichkeit des Netzes für die Wettbewerber
33Vgl. Fritsch (2014), S. 179 sowie Keller (2005), S. 53
34Vgl. Schulze (2003), S. 1-2
35Vgl. Knieps (1999), S. 2
36Dieser Abschnitt folgt Knieps (2007) S. 168
37Vgl. ebenda
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auf den vor- und nachgelagerten Wertschöpfungsstufen, die auf diesen Zugang angewiesen
sind, nicht eingeschränkt wird. So lassen sich die Erzeugung und der Vertrieb von Strom
weitgehend wettbewerblich organisieren, jedoch ist für einen funktionierenden Wettbewerb
der diskriminierungsfreie Zugang zur Netzinfrastruktur essentiell. Dieser kann und muss
durch eine entsprechende Regulierung gewährleistet werden.38

2.3.1 Unbundling im Stromsektor

Ein Aspekt, der die Gleichbehandlung der Konkurrenten auf den vor- und nachgelagerten
Wertschöpfungsstufen garantiert, ist die Gewährleistung der Unabhängigkeit der Netzbe-
treiber. Diese Ziel ist nicht einfach zu verwirklichen, wenn man bedenkt, dass ein Merkmal
von netzbasierten Industrien die vertikale Integration ist: Die großen EVU sind historisch
gewachsen und vertikal integriert, da es in der Energiewirtschaft viele Verbundvorteile mit
sich bringen kann, sowohl Erzeugung als auch Netzbetrieb und Vertrieb unter einem Dach
zu organisieren. Für diese integrierten Unternehmen bestehen nachvollziehbare Anreize,
ihre Marktmacht im Netzbereich auf die vor- und nachgelagerten Wettbewerbe auszu-
breiten, indem sie ihren Konkurrenten den Netzzugang verwehren. Um diese Anreize zu
unterbrechen, greift der Staat durch eine Strukturregulierung in den Markt ein. Jene soll
die vertikale Konzentration zwischen den Märkten aufbrechen. Dies kann über verschie-
dene Desintegrationsansätze passieren.39

Aktuell fordert der Gesetzgeber, dass die Gesellschaften auf den verschiedenen Märkten in-
formationell, buchhalterisch, rechtlich und operationell voneinander getrennt sind. Dies be-
deutet, dass jede Gesellschaft in ihrer Wettbewerbssparte separat über Geschäftsprozesse,
Buchhaltung, Informationen zu Nutzern und Kunden sowie das Rechnungswesen entschei-
det.40

Es ist zwar kein ownership unbundling im Gesetz festgehalten, das heißt die Bereiche
Vertrieb und Erzeugung dürfen eigentumsrechtlich demselben Konzern angehören wie der
Netzbereich, jedoch wurden die Vorschriften zu Neutralität und Unabhängigkeit der Be-
treiber inzwischen derart verschärft, dass fast alle Übertragungsnetzbetreiber auch als ei-
gentumsrechtlich entflochten betrachtet werden können.41 Für die weitere Argumentation
wird daher angenommen, dass die Teilmärkte vollständig entflechtet sind.

2.3.2 Vor- und Nachteile einer vertikal entflechteten Marktstruktur

Die beschriebene Entwicklung scheint aus wettbewerbsorientierter Sicht durchaus be-
grüßenswert. Einem symmetrischen Zugang zur Netzinfrastruktur stehen dadurch keine
individuellen Wettbewerbsinteressen der Netzbetreiber mehr im Wege.42 Trotzdem ist wei-
terhin eine Regulierung der Preissetzung des Monopolisten nötig. Es stellt sich jedoch die
Frage, ob nicht andere Verhaltensregulierungen, wie die Begrenzung der Kosten für den
Netzzugang oder Vorschriften für einen symmetrischen Netzzugang ausreichend wären,
38Vgl. Knieps (1999), S. 2
39Dieser Abschnitt folgt Büdenbender (2012), S. 16-23
40Vgl. EnWG (2005), § 7-10
41Vgl. Monopolkommission (2011), S. 182
42Vgl. Büdenbender (2012), S. 14
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um die Diskriminierung in Schach zu halten, da eine Reihe an ökonomischen Argumenten
gegen eine vollständige Entflechtung sprechen. Auf diese soll im Folgenden kurz eingegan-
gen werden.

Primär entsteht durch die Entflechtung ein Verlust an Verbundvorteilen. Dadurch, dass
verschiedene Marktbereiche einer Wertschöpfungskette getrennt werden, können die natür-
lich gegebenen Vorteile der gemeinsamen Produktion und Nutzung der Netzinfrastruktur
und der damit verbundenen Dienstleistungen nicht mehr genutzt werden. Es entfallen da-
mit Transaktionskosteneinsparungen. So werden durch die Entflechtung Verhandlungen
zwischen Dienstanbietern, Erzeuger und Netzbetreibern nötig, die im Falle einer vertikal
integrierten Wertschöpfungskette, redundant wären.43 Man kann somit von einem Trade-
off zwischen Effizienzgewinnen in der Allokation der Wertschöpfungskette und jenen, die
sich durch einen intensivierten Wettbewerb ergeben, sprechen.44

Ein weiteres Argument ist, dass sich eine Preiserhöhung in Folge einer doppelten Mar-
ginalisierung ergeben kann. Es ist prinzipiell zu erwarten, dass der Netzbetreiber keinen
Preis verlangen wird, der allein grenzkostendeckend ist, da er neben den variablen Kos-
ten auch hohe Fixkosten zu finanzieren hat. Dennoch wird dieses Mark-Up im Falle eines
vollständigen Unbundlings höher ausfallen, da auch der Erzeuger ein Mark-Up auf seinen
Preis erheben wird. Auch eine zusätzliche Erlösobergrenze für die Monopolisten kann die-
ser Problematik nur begrenzt Einhalt gebieten.45

Zuletzt soll noch ein Blick auf das in der Literatur zentrale Argument des Unterinves-
titionsrisikos geworfen werden. Diese Problematik entsteht durch ein Koordinationspro-
blem zwischen den betroffenen Märkten der Wertschöpfungskette. Dafür sorgen mehrere
Ursachen: Erstens handelt es sich bei Netzinvestitionen, wie schon im vorherigen Kapi-
tel besprochen, um irreversible, versunkene Kosten. Im Falle der Entflechtung kann der
Netzbetreiber davon ausgehen, dass die Investitionsrente, die die Infrastruktureinlagen ge-
nerieren, nicht komplett an ihn fällt, sondern auf alle Teilnehmer der Wertschöpfungskette
aufgeteilt wird. Antizipiert ein rational handelnder Investor dies, schwächt das seinen An-
reiz, die risikobehaftete Investition überhaupt einzugehen. Des Weiteren können die Netz-
betreiber keinen Einfluss mehr auf die Endkundenpreise nehmen. Da ihre Rente jedoch
maßgeblich von jenen abhängt, wirkt sich die Trennung negativ auf den Investitionsanreiz
aus.46

Es wäre fehl am Platz, sich prinzipiell für oder gegen die strikte Entflechtung des mo-
nopolistischen Bottlenecks von vor- oder nachgelagerten Märkten auszusprechen. Hierfür
ist einerseits der angesprochene Effizienz Trade-Off zwischen Wettbewerb und Verbund-
vorteilen zu analysieren, andererseits die Auswirkungen auf die Investitionsanreize der
Beteiligten zu beachten. Auch spielen politische und juristische Faktoren sowie Transakti-

43Vgl. Haucap (2008) S. 39
44Vgl. Brunekreeft, Keller (2001) S. 8
45Dieser Abschnitt folgt Haucap (2008), S. 40
46ebenda, S. 40-41
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onskosten, die die Implikation eines vertikalen Unbundlings mit sich ziehen, sicherlich eine
Rolle bei der Entscheidung. Für diese Arbeit ist diese Analyse jedoch nicht von Nöten.
Es bleibt jedoch festzuhalten, dass sich sowohl Pro- als auch Contra-Argumente für eine
eigentumsrechtliche Entflechtung im Stromsektor feststellen lassen.
Eine Konsequenz, die sich vornehmlich aus dem Status quo der vertikalen Entflechtung
ergibt, ist, dass sowohl Netznutzer als auch Netzbetreiber separat ihre Profitinteressen
verfolgen.47 Die Akteursgruppen maximieren den Profit, der auf ihrem Teilmarkt erzielt
werden kann. Im Gegensatz dazu würde ein vertikal integriertes Versorgungsunternehmen
den Gewinn des gesamten Wertschöpfungsprozesses maximieren.48 Dies wirkt sich auch
auf die Standortentscheidung der Parteien aus. Im dritten Kapitel sollen daher das Ent-
scheidungskalkül der beteiligten Akteure sowie Verordnungen, die den Handlungsrahmen
der Akteure maßgeblich bestimmen, untersucht werden.

3 Standortkoordination der Netznutzer als
ökonomisches Problem

Um festzustellen, ob bei der Standortkoordination von Erzeugern und Verbrauchern Inef-
fizienzen vorliegen, sollen die Optimierungskalküle der Akteure separat betrachtet werden.
Jene resultieren aus der Gewinn- und Kostenverteilung zwischen den Beteiligten. Daher
werden zunächst die aktuellen Rahmenbedingungen und gesetzlichen Regelungen darge-
legt, die die geographischen Investitionsentscheidungen der Akteursgruppen definieren.
Einen entscheidenden Einfluss haben dabei die Strompreisbildung und die Verteilung der
Transportkosten, auf die in diesem Kapitel eingegangen werden soll. Hierbei wird ein be-
sonderer Fokus auf die Regelungen gelegt, die die Kostenverteilung zwischen den Akteuren
beeinflussen.

3.1 Verteilung von Erträgen und Aufwendungen

Die Hauptkosten des Netzausbaus sind die Fixkosten, die durch die Errichtung der In-
frastruktur entstehen. Zusätzlich kommen Kosten durch den Anschluss neuer Kraftwerke
oder Verbraucher hinzu, die Verstärkungen und Optimierungen des Netzes mit sich zie-
hen können und deren Höhe durch die Standortentscheidung der Netznutzer maßgeblich
bestimmt werden kann.49 Es stellt sich die Frage, wer diese zu tragen hat.
Betrachtet man die Zusammensetzung des Strompreises für Endverbraucher, so lässt sich
feststellen, dass die Kosten auf jeder Ebene der Wertschöpfungskette entstehen. Ca. 30 %
des Preises entfallen auf Kosten, die durch Vertrieb und Erzeugung entstehen und 20 %

47Haucap, Pagel (2014), S. 6
48Steger, Adamczyk (2008), S. 65
49Vgl. Knieps (2007), S. 90
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entstehen durch den Transport. Die restlichen 50 % entstehen durch Steuern und Abgaben,
die staatlich festgelegt werden.50 Im Folgenden soll auf die verschiedenen Preisbestandteile
und ihre Entstehung eingegangen werden.

3.1.1 Preisbildung für die Erzeugung

Es gibt für Erzeuger zwei verschiedene Möglichkeiten ihren Strom zu handeln: Entweder
an der Börse für Strom, der European Energy Exchange (EEX), die in Leipzig situiert
ist oder über bilaterale Abkommen, sogenannte Over-the-Counter-Verträge (OTC), die
die Börse nicht involvieren. Zwar werden die meisten Verträge in Deutschland über die
zweit genannte Geschäftsform ausgehandelt, jedoch ist auch hierbei der Börsenstrompreis
maßgeblich, da bei einer Abweichung zwischen dem OTC-Preis und dem Börsenpreis die
Möglichkeit zu Arbitrage-Geschäften besteht.51

Beim Handel auf der EEX kann zwischen dem Spot- und dem Terminmarkt unterschieden
werden. Der Spotmarkt dient als Handelsplatz für kurzfristig lieferbaren Strom innerhalb
von 1-2 Tagen (Intraday-Markt bzw. Day-Ahead-Markt), während auf dem Terminmarkt
längerfristige Lieferverträge geschlossen werden. Während am Terminmarkt Strom für die
nächsten Wochen, Quartale oder sogar Jahre gehandelt wird und somit eine langfristige
Risikoabsicherung erfolgt, wird auf dem Spot-Markt Strom für die nächsten 1-2 Tage,
also kurzfristig lieferbarer Strom (Intraday-Markt bzw. Day-Ahead-Markt), gehandelt.52

Prinzipiell ergibt sich ein Einheitspreis, d.h. die Stromerzeuger erhalten im gesamten Ge-
biet denselben Preis für eine Einheit ihrer eingespeisten Leistung. Dies ist dem Design
der Auktionsform geschuldet: Es ergeben sich einerseits durch die Existenz verschiede-
ner Kraftwerkstypen unterschiedliche Gebote, die anhand ihrer Grenzkostenhöhe geordnet
werden (Merit Order), andererseits handelt es sich bei der Preisfindung um eine ”Einheits-
preisauktion“. Bei jener werden die Gebote pro kWh sowohl auf der Nachfrage- als auch
auf der Angebotsseite aggregiert und der Marktpreis durch den Schnittpunkt der beiden
Kurven bestimmt: Das Kraftwerk mit den relativ höchsten Grenzkosten, das gerade noch
gebraucht wird um die Nachfrage vollständig zu befriedigen, bestimmt damit den Markt-
preis.53

Der Einheitspreis vereinfacht den Handel des Gutes maßgeblich, da die Transportpro-
blematik so einfach als gelöst angenommen werden kann. Es wird bei der Entlohnung
der Erzeugung davon abstrahiert, dass Komplikationen im Transport, wie sie u. a. durch
Netzengpässe ausgelöst werden können, überhaupt auftreten. So kann ein Produzent aus
dem Norden Deutschlands Strommengen an einen Abnehmer aus Süddeutschland verkau-
fen, da sich beide Akteursgruppen, die das Netz beanspruchen, nicht um die Kosten der
Inanspruchnahme kümmern müssen.54

50Vgl. BDEW (2013), S. 9
51Vgl. Giessing, Haucap (2011), S. 38
52Vgl. Liebau (2012), S. 29
53Für eine ausführliche Darstellung vgl. Giessing, Haucap (2012), S. 40-44 oder Ockenfels, Strommarktde-

sign - Preisbildungsmechanismus im Auktionsverfahren für Stromstundenkontrakte an der EEX (2008)
54Vgl. Löschel (2013), S. 6

12



3.1.2 Preisbildung für die Transportleistung

Es entstehen jedoch Kosten beim Stromtransport. Entscheidend für die weitere Argu-
mentation ist die Verteilung dieser Kosten: Nach der Kraftwerksnetzanschlussverordnung
(KraftNAV) trägt der Anschlussnehmer die Kosten, die aufkommen um die Anlage mit
dem nächstgelegenen Netzanschlusspunkt zu verbinden.55 Auch im Fall des Anschlusses
von EE-Anlagen trägt der Anlagenbetreiber besagte Anschlusskosten.56 Der Netzbetreiber
hat jedoch die ”Kosten zur Verstärkung des Netzes“57, die zusätzlich anfallen, zu tragen.
So verpflichtet das Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) die Netzbetreiber allgemein ”ein si-
cheres, zuverlässiges und leistungsfähiges Energieversorgungsnetz diskriminierungsfrei zu
betreiben, zu warten und bedarfsgerecht zu optimieren, zu verstärken und auszubauen“.58

Prinzipiell hat der Netzbetreiber demnach die Kosten für den Netzausbau verpflichtend zu
tragen. Vergleichbar mit der Kostenerhebung für die Subventionierung von EE-Anlagen
werden die Kosten des Netzausbaus jedoch auf die Endkunden umgelegt, da jene eine re-
lativ unelastische Nachfrage aufweisen.59

Die Umlegung der Kosten geschieht dabei nach dem ”Top-Down-Prinzip“. Die Abrechnung
erfolgt nämlich an jeder Schnittstelle zwischen den elektrischen Spannungsebenen erneut.
Das heißt, dass Verbraucher, die an eine höhere Spannungsebene angeschlossen sind, relativ
geringe Entgelte im Vergleich zu Verbrauchern, die an das Mittel-/Niederspannungsnetz
angeschlossen sind, tragen.60 An letzteres sind vornehmlich Haushalts- und kleine Gewer-
bekunden angeschlossen. Ursprung dieser Preisstaffelung ist das Prinzip der ”stromwirt-
schaftlichen Entfernung“61: Die Kosten, die für Transport und Transformation von der
Erzeugungsebene aufkommen, müssen von den Empfängern bezahlt werden. Da mit sin-
kender Spannungsebene die Kosten für die benötigte Infrastruktur steigen, bzw. ein Mehr
an Netzstruktur nötig ist, sind die Kosten für die privaten Haushaltskunden höher als die
für die Industrie.62

Nach dieser Logik kommen auch die vermiedenen Netznutzungsentgelte (vNNE) zustande,
die an Anlagen ausgezahlt werden, die an unterlagerte Spannungsebenen angeschlossen
sind. Hierbei handelt es sich vor allem um Kraft-Wärme-Kopplungs-(KWK) und EE-
Anlagen. Bei jenen handelt es sich um Zahlungen, die der Netzbetreiber den Anlagenbe-
treibern für die Vermeidung von Tranport- und Transformationskosten auszahlen muss.63

Anlagen, die Strom aus regenerativen Quellen produzieren sind nämlich, wie die Endver-
braucher, an das Nieder- oder Mittelspannungsnetz angeschlossen. Es wird davon ausge-
gangen, dass der dezentral eingespeiste Strom aus den Anlagen auch regional verbraucht
wird und daher keine Transformation zwischen den Netzebenen erfolgen muss. Dies erhöht
die Netzentgelte in Regionen, die einen hohen Anteil an EE-Anlagen aufweisen.64

55Vgl. KraftNAV, § 8(1)
56Vgl. EEG (2014), § 16
57KraftNAV, § 8(3)
58EnWG (2005), § 11(1)
59Vgl. Schiffler, Gansler (2014), S. 22
60Vgl. ebenda, S. 22
61BET Aachen (2002), S. 28
62Vgl. Rieseberg, Wörlen (2012), S. 12
63Vgl. EEG § 35(2) und StromNEV § 18(2)
64Schiffler, Gansler (2014), S. 22
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Die Tarifierung der Netzentgelte erfolgt ähnlich wie bei Postversendungen. Eine Post-
karte kostet im nationalen Netz dasselbe an Porto, egal welche Distanz sie zurücklegt.
Genauso wird beim Stromtransport auf derselben Spannungsebene einfach pro kWh der
gleiche Betrag für den Transport gefordert, egal welchen Weg der Strom durch das Netz
zurückgelegt hat. Diese konstante, entfernungsunabhängige Tarifierung ist auch dem Um-
stand geschuldet, dass sich Strommengen im Netz nicht nachverfolgen lassen.65

Für die Endabnehmer ist die Höhe des Netzentgeltes des Weiteren abhängig von der in-
dividuellen Stromabnahmemenge, der Jahreshöchstlast, der Benutzungsdauer sowie der
Netzebene auf welcher die Abnahme erfolgt.66 Grundsätzlich sind alle Endnutzer von der
Erhebung des Entgeltes betroffen. Hierbei gibt es jedoch zwei Ausnahmen: Zum einen
können Verbraucher mit einer besonders atypischen Netznutzung nach § 19(2) der Strom-
netzentgeltverordnung (StromNEV) eine individuelle Berechnung ihres Netzentgelts be-
antragen, zum anderen ist die energieintensive Industrie von den Entgelten bis auf 10-20
% befreit, wenn sie einen besonders hohen gleichmäßigen Strombedarf aufweist. Durch die
Regelungen des § 19 der StromNEV wurde die energieintensive Industrie im Jahr 2012 um
ca. 331 Millionen Euro entlastet.67 Begründet wird die Privilegierung einiger Netznutzer
durch ihr ”netzdienliches“ Verhalten, das Kosten des Netzausbaus einspart.68

Diese Ausnahmen69 führen zu einer regionalen Differenzierung der Entgelte und zudem
tragen die Kleinstverbraucher (<1 GW) dadurch, relativ gesehen, die höchsten Anteile der
Netzkosten. Grund hierfür ist, dass die Befreiungen erneut über eine Umlage70 finanziert
werden. Jene haben vor allem die Geringverbraucher zu tragen.

Die regionale Differenzierung der Entgelte ergibt sich dadurch, dass die vier deutschen
Übertragungsnetzbetreiber die Umlage separat auf die Verbraucher in ”ihrem“ Netzgebiet
umlegen. Die niedrigsten Netzentgelte auf Haushaltsebene werden dadurch in Bremen mit
5,08 ct/kWh erhoben während sie in Brandenburg um 3,40 ct/kWh höher liegen.71 Dieser
Unterschied im Raum ergibt sich jedoch nur durch die Aufteilung des Netzes auf die vier
Übertragungsnetzbetreiber. Das hat den Umstand zur Folge, dass in bevölkerungsarmen,
ländlichen Regionen mit einem geringen Grad an Industrieunternehmen und vielen An-
lagen, die durch das EEG gefördert werden, die Netzentgelte durchschnittlich höher sind
als in dicht besiedelten, urbanen Regionen.72 Dieser Unterschied beruht jedoch nicht auf
Aspekten der allokativen Effizienz, sondern auf den unterschiedlichen Akteursstrukturen
und Netzausbaumaßnahmen in den Gebieten.73 Die regionale Differenzierung setzt somit,
für Kraftwerksbetreiber oder die Industrie, keine Anreize die Netzausbaukosten in ihr
Kalkül miteinzubeziehen. Die Befreiung großer Industrieunternehmen sorgt im Gegenteil
für konträre Anreize, die in Kapitel 3.2 genauer betrachtet werden sollen.

65Vgl. Rieseberg, Wörlen (2012), S. 39
66ebenda, S. 17
67Vgl. Rieseberg, Wörlen (2012), S. 43
68Vgl. Schwarz (2013), S. 6
69besonders die Ausnahme der energieintensiven Industrie
70Vgl. StromNEV § 19
71Vgl. Schiffler, Gansler (2014), S. 13
72ebenda, S. 61
73Vgl. Keller (2005), S. 263
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Es kann vorkommen, dass die Leitungskapazität der Netze nicht ausreichend für die einge-
speiste Strommenge ist, da es kurzfristig zu einer vorhersehbaren Abweichung von Angebot
und Nachfrage kommt.74 Im Falle eines solchen Engpasses ist es Aufgabe des Netzbetrei-
bers durch ”marktbezogene Maßnahmen“75 dafür zu sorgen, dass die Versorgungssicherheit
aller Netznutzer weiterhin garantiert wird. Dies erfolgt in Deutschland über das sogenann-
te Redispatching. Hierunter versteht man eine kurzfristige Änderung der eigentlich ange-
dachten Kraftwerkseinsatzplanung (Dispatch).76 Beim Redispatching werden Kraftwerke
gezielt hoch- und heruntergefahren, um die Liquidität des Strommarktes zu erhalten. Für
die Kosten, die den Kraftwerksbetreibern hierdurch entstehen, werden sie zumindest teil-
weise vom jeweiligen Netzbetreiber entschädigt, welcher diese Kosten wiederum auf die
Netzentgelte der Endnutzer aufschlägt. Auch wenn die Grenzkosten der Produktion durch
den Engpass eigentlich regional differieren, bleibt dadurch der einheitliche Börsenpreis be-
stehen.77

Anders als die Stromerzeuger sind die Netzbetreiber als Inhaber eines natürlichen Mo-
nopols keinem Wettbewerb ausgesetzt, der sie um ihre Entgelte fürchten lassen müsste.
Daher trifft der Staat regulierende Maßnahmen, um den Monopolisten in seinem Preisset-
zungsverhalten einzuschränken.
Eine dieser Maßnahmen ist die seit dem 01. Januar 2009 in Kraft getretene Anreizregu-
lierungsverordnung (ARegV). Es handelt sich hierbei um eine Revenue-Cap-Regulierung
auf die im Folgenden kurz eingegangen werden soll.
Mit der Regulierung soll der Monopolist zunächst davon abgehalten werden, überhöhte
Preise zu setzen, gleichzeitig sollen jedoch produktive Ineffizienzen verhindert werden, die
sich bei einer totalen Gewinnabschöpfung ergeben könnten. Dafür werden Preise bzw.
Erlöse von den Kosten der Produktion über einen mehrjährigen Zeitraum (Regulierungs-
periode) abgekoppelt und dadurch Anreize für die Unternehmen geboten ihre Kosten zu
senken. Die wohl bekanntesten und weit verbreiteten Formen sind hierbei die Revenue-
Cap-Regulierung und die Price-Cap-Regulierung, die sich nur in ihrem Regulierungsge-
genstand - Preise oder Erlöse - unterscheiden.78

Einen entscheidenden Beitrag zur Anreizsetzung liefert hierbei die Ausgestaltung der
Erlösobergrenze sowie der zeitlichen Dauer der Regulierungsperiode (vgl. Abb. 3.1). Die
Erlösobergrenze wird unter Bezug auf ein in der Vergangenheit liegendes Basisjahr (in
Deutschland aktuell das Jahr 2006) bestimmt.79 In jenem Basisjahr werden die tatsächlichen
Kosten des Netzbetreibers ermittelt und dienen als Referenz für die festzulegende Ober-
grenze. Diese wird während der Regulierungsperiode nur durch exogene Faktoren wie eine
Inflationsanpassung und einer kontinuierlichen Senkung um einen Produktionsfaktor an-

74Die Situation der vorhersehbaren Überlastung des Netzes ist abzugrenzen von der Regelenergie. In der
letztgenannten Situation handelt es sich um sehr kurzfristige Abweichungen, die nicht vorhergesehen
werden können und bei denen im Nachhinein ein unvermeidbarer Ausgleich erfolgt.

75EnWG, § 13(1)
76Vgl. Schiffler, Gansler (2014), S. 19
77Vgl. Monopolkommission (2009), S. 162
78Vgl. Schuchardt (2012), S. 10
79Vgl. ARegV, § 6
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gepasst, so dass ihr fallender Verlauf den Produzenten vorab weitgehend bekannt ist.

Zeit

Euro

1. Regulierungsperiode 2. Regulierungsperiode

Verluste

Zusatzgewinne

Tatsächliche Kosten

Erlösobergrenze

Abbildung 3.1: Erlöspfad der Regulierung80

Da die Obergrenze der Erlöse fixiert ist, können die Netzbetreiber ihren Gewinn maximie-
ren, indem sie die Effizienz ihres Betriebs steigern und somit ihre Kosten senken.
Je größer der Zeitraum der Regulierungsperiode, desto höher sind auch die Anreize, die
Produktionskosten schon zu Beginn der Periode zu senken, da hierdurch relativ lange von
den ermöglichten Gewinnen profitiert werden kann. Ein Betreiber, der kosteneffizienter
agiert als die Konkurrenz, erzielt während der Periode somit die höchsten Gewinne.81 Die
Aufsicht über den beschriebenen Regulierungsprozess erfolgt in Deutschland durch die
BNetzA.82

Die Bestandteile des Strompreises, die durch den Vertrieb und den Staat zusätzlich ver-
ursacht werden, sind für die nachfolgende Analyse nicht essentiell und sollen daher hier
nicht ausführlich betrachtet werden.

3.2 Konflikte im Bereich der Standortkoordinierung

Nachdem die rechtlichen Rahmenbedingungen geklärt wurden, soll nun auf das Optimie-
rungskalkül der Netznutzer und der Netzbetreiber eingegangen werden. Durch die Be-
trachtung sollen Ineffizienzen in der Standortwahl der Netznutzer erklärt werden. Hierbei
ist zu beachten, dass auch wenn die Akteure ihre Profite separat optimieren, durchaus
Interdependenzen zwischen der Netzausbauentscheidung sowie der geographischen Lage
eines Kraftwerks oder der Ansiedlung eines Industrieunternehmens bestehen.

Die Problematik ineffizienter Standortallokationen ergibt sich erst durch die Liberalisie-
rung des Stromsektors, da in vertikal integrierten Unternehmen diese Entscheidung unter

80Grafik in Anlehnung an Bolsenkötter (2008), S. 295
81Vgl. Coenen, Haucap (2012), S. 13
82ARegV, § 27(3)
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Berücksichtigung der Gesamtkosten von Transport und Erzeugung getroffen wurde. Selbst
im disaggregierten liberalisierten Markt würden sich die Akteursgruppen über Verhand-
lungen und Kompensationszahlungen auf einen Standort einigen.83 Aufgrund der mono-
polbedingten Regulierung der Netzbetreiber, ist eine Verhandlungslösung jedoch nicht
möglich.84 Der folgende Abschnitt soll darlegen, inwiefern sich die Kraftwerks-/ und Last-
planung, durch die Regulierung, an anderen Kriterien ausrichtet, als die Netzentwicklung.
Dafür sollen die Standortpräferenzen der Endverbraucher, der Kraftwerksbetreiber sowie
der Netzbetreiber genauer betrachtet werden.

3.2.1 Endnutzerverhalten

Die Gruppe der Strom-/Energieverbaucher soll hier unterteilt werden in Industrie- und
Haushaltskunden. Hierbei soll der Einfachheit halber die Annahme gelten, dass Strom für
den Endverbraucher ein homogenes Gut ist. Für jene ist unwichtig, wie das Gut, das sie
bezieht, hergestellt wurde oder von welchem Anbieter es vertrieben wird. Entscheidend
für den Konsumenten ist somit allein der Preis.85

Industrie- und Haushaltskunden weisen gegenüber diesem Entscheidungsparameter eine
differierende Sensibilität auf: Während die Haushaltskunden auf kurze Frist kaum eine
Möglichkeit haben ihre Stromnachfrage anpassend zu beeinflussen, fällt es Industriekun-
den um einiges leichter technologische Adaptionen vorzunehmen, die ihre Stromnachfrage
senken. Den Haushaltskunden kann somit eine preisunelastische Nachfragekurve unter-
stellt werden, die zusätzlich durch die Tatsache unterstrichen wird, dass die Bezugsverträge
für Endkunden meist einen aggregierten Durchschnittspreis über einen längeren Zeitraum
festsetzen. Im Vergleich dazu weisen Industriekunden jedoch eine relativ höhere Preissensi-
tivität auf.86 Daraus kann man schließen, dass die Industriekunden, bevor sie ihren Stand-
ort anpassen, zunächst durch Energiesparmaßnahmen ihren Stromkonsum einschränken
würden.

Entscheidend für die Koordination des Netzausbaus ist, ob die Endkunden bei einer neuen
Standortwahl (Umzug/Neubau) die Kosten des Stromtransports beachten. In der voran-
gegangenen Analyse der rechtlichen Rahmenbedingungen wurde festgestellt, dass einer-
seits vornehmlich die Endnutzer die Kosten des Netzausbaus tragen und andererseits eine
regionale Differenzierung aufgrund verschiedener Kriterien besteht. Dies scheinen perfek-
te Voraussetzungen für die Einbeziehung der Kosten bei der Standortwahl zu sein. Je-
doch erfolgt die regionale Differenzierung nicht aufgrund der Kosten des Netzausbaus die
sich als Konsequenz der Standortentscheidung ergeben. So können zum Beispiel die Kos-
ten für den Endverbraucher in einem Gebiet, in dem viele EE-Anlagen angesiedelt sind
höher sein, da den Anlagenbetreibern ein zusätzliches Entgelt aufgrund von vermiedenen
Transformations- und Transportkosten gezahlt wird. Dies ist, wie schon beschrieben, vor
allem der Fall, wenn der Strom, der aus den regenerativen Quellen ins Netz eingespeist
wird, die regionale Nachfrage übersteigt und somit dennoch Transformations- und Trans-

83Vgl. Steger, Adamczyk (2008), S. 64-65
84Vgl. ebenda
85Liebau (2012), S. 10
86Vgl. Monopolkommission (2009), S. 45
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portkosten entstehen.

Zudem sind die Haushalte, durch das Top-Down Umlageverfahren, stärker von den Netzent-
gelten betroffen als die industriellen Abnehmer. Großverbraucher sind von den Netzent-
gelten weitgehend ausgeschlossen oder nur gering beteiligt. Dies führt dazu, dass jene die
Kosten des Stromtransports nicht oder vermindert in ihr Kalkül mit einbeziehen. Da die
industriellen Großabnehmer jedoch mit 42 %87 den größten Teil der Stromnachfrage stel-
len, wäre eine andere Art der Netzentgeltbelastung nötig, um die Nähe von Verbrauch und
Erzeugung durch die Steuerung der Endverbraucher zu erreichen.
Es stellt sich bei der Untersuchung von Haushalts- und Industriekunden zudem die Frage,
ob jene überhaupt auf die Signalwirkung der Netzentgelte, die sich in den Stromprei-
sen widerspiegeln könnte, reagieren würden. Man kann in Bezug auf diese Frage festhal-
ten, dass eine Reaktion nur von der energieintensiven Industrie zu erwarten ist, da die
Stromkosten in der Regel nicht der entscheidende Faktor für die Standortentscheidung
von Haushalts- oder Gewerbekunden sind. Daher können lediglich Ansiedlungsimpulse für
die energieintensive Industrie geschaffen werden. Hierbei stellt sich jedoch die Frage, ob es
in Deutschland in den nächsten Jahren überhaupt zu Neuansiedlungen oder Umsiedlungen
von energieintensiven Unternehmen kommen wird.88

Zusammenfassend kann festgehalten werden, dass die Endverbraucher die Kosten des
Netzausbaus finanzieren, jedoch durch die konstante Umlage nicht dazu angehalten wer-
den, die tatsächlichen Kosten, die sie durch eine Standortentscheidung verursachen, in
ihre Entscheidung mit einzubeziehen. Zudem hat ein Großteil der Endverbraucher keine
Möglichkeit auf Standortsignale zu reagieren.

3.2.2 Investitionsentscheidung des Kraftwerkbetreibers

Neben der Nachfrageseite ist daher umso mehr entscheidend, welche Faktoren die Stand-
ortentscheidung von Kraftwerksbetreibern beeinflussen. Die Entscheidung darüber, ob ein
Kraftwerk überhaupt gebaut wird, soll hier außer Acht gelassen werden.
Für einen diskriminierungsfreien Anschluss und Zugang der Erzeuger zum Netz ist grundsät-
zlich durch die KraftNAV gesorgt. Die Verordnung schreibt den Netzbetreibern vor, dass
sie das Gesuch eines Erzeugungsunternehmens um Netzanschluss nur mit berechtigter Be-
gründung ablehnen dürfen. Es ist zu beachten, dass eine berechtigte Begründung schwer
von der BNetzA zu bewerten ist, da Informationsasymmetrien zwischen dem Netzbetreiber
und der Regulierungsinstitution vorliegen können. Ist dieser Zugang jedoch erst geschaf-
fen, ist es dem Betreiber nicht mehr möglich seine Marktmacht gegen einzelne Akteure
der vorgelagerten Erzeugungsstufe zu wenden, da sich der Stromfluss im Netz nicht kon-
trollieren oder beeinflussen lässt.89

Der Erzeuger darf seinen Standort aufgrund der gesetzlichen Regelungen weitgehend frei

87Vgl. Ziesing (2013), S. 7
88Vgl. Frontier Economics, Consentec (2008), S. 63
89Vgl. Heuterkes, Janssen (2008), S. 68
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wählen. Die Standortgüte für ein Kraftwerk hängt bei diesem Prozess von mehreren Fakto-
ren ab: Die Entfernung des nächsten Netzanschlussknotens, die Kühlwasserverfügbarkeit,
meteorologische Begebenheiten, Kosten der Brennstoffversorgung, etc. können eine Rol-
le spielen. Ausschlaggebend ist jedoch vornehmlich der verwendete Primärenergieträger.
Ein erzeugungsgünstiger Standort für den Betreiber einer Windenergieanlage ist dem-
nach von einer hinreichend großen Winddichte sowie geringen jahreszeitlichen und tages-
zeitabhängigen Schwankungen im Windaufkommen gekennzeichnet. Ein Kohlekraftwerks-
betreiber wird den Standort seiner Anlage so bestimmen, dass die Transportkosten für die
Rohstoffe minimal sind.90

Die Investitionsrechnung der Erzeuger erfolgt aber momentan unabhängig von den Kosten
des Netzausbaus, die sich durch die Errichtung des Kraftwerks ergeben, da der Betreiber
durch die aktuellen Regelungen nicht an jenen beteiligt wird. Zum einen ist er weitge-
hend frei in seiner Standortwahl und juristisch nicht zur Entrichtung eines Entgelts für die
Netzinanspruchnahme verpflichtet und zum anderen spiegeln sich die Kosten des Netz-
ausbaus auch nicht in den Einnahmen wider, die er über den Verkauf seines Gutes an
der Strombörse erzielt. Grund dafür ist, dass die Kosten der Netznutzung nicht über den
Energiepreis erhoben werden.91

Diese strikte Trennung der Kostenerhebung für Transport und Erzeugung hat zur Fol-
ge, dass die Stromerzeuger die Transportproblematik als gelöst betrachten und die Kosten
nicht in ihr Entscheidungskalkül miteinbeziehen.92 Wenn der Betreiber einer Windkraft-
anlage z. B. die Wahl hat, seine Anlage in der Nähe von München oder an der Nordsee bei
einem deutlich höheren Windaufkommen zu bauen, wird er immer den Standort im Norden
wählen. Ein integrierter Betreiber hingegen wägt ab, an welchem Standort die Summe aus
Netzausbaukosten und Ertrag aus der Standortgüte höher ist. So kann es theoretisch auch
zu einer Entscheidung für die Position mit den schlechteren Windbedingungen kommen.
Dies ist natürlich auch der Fall bei Standortentscheidungen von konventionellen Kraftwer-
ken. So fällt die Entscheidung der Betreiber von Kohlekraftwerken zu einem signifikanten
Grad auf küstennahe Standorte, um den Anteil der Transportkosten für Rohstoffe an den
Gesamtkosten zu minimieren.93

Es kann resümiert werden, dass die Betreiber, sowohl von erneuerbaren als auch von
konventionellen Kraftwerken, ihren Standort momentan weitgehend unabhängig von den
Netzausbaukosten wählen, die aus ihrer Entscheidung resultieren. Grund dafür ist vor-
nehmlich die momentane Verteilung der Netzausbaukosten, von denen die Erzeuger allein
ihre Netzanschlusskosten tragen müssen.

3.2.3 Ausbauentscheidung der Netzbetreiber

Auch wenn die Netzbetreiber durch viele regulierende Vorschriften eingeschränkt sind,
kann den privaten Monopolisten als rationale Akteure per Annahme gewinnmaximieren-

90Vgl. Frontier Economics, Consentec (2008), S. 20-21
91Vgl. Coenen, Haucap (2014), S. 8
92Vgl. BET (2012), S. 25
93Vgl. Steger, Adamczyk (2008), S. 137
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des Handeln unterstellt werden. Wirtschaftliche Erwägungen prägen demnach ihre In-
vestitionsentscheidungen. Auf diese soll im Folgenden genauer eingegangen werden, um
die Frage zu beantworten, ob Netzbetreiber Infrastrukturinvestitionen in effizienter Weise
durchführen.
Kosten entstehen dem Betreiber vornehmlich durch den Betrieb, die Wartung und den
Ausbau der Netzinfrastruktur. Diese sind prinzipiell mit einem hohen Kapitaleinsatz ver-
bunden, woraus sich ein hohes Investitionsrisiko ergibt. Erlöse erwirtschaftet er hingegen
aus Netzentgelten, die im Optimalfall die Entlohnung für die erbrachte Leistung und das
eingegangene Risiko widerspiegeln.94

Durch die beschriebene Anreizregulierung ist der Netzbetreiber in seiner Entscheidung auf
die Erlösobergrenze fixiert, da sich anhand dieser seine Gewinne definieren. Auch wenn
der Betreiber seine Kosten zu einem gewissen Maße auf die Endkunden umlegen kann, ist
seine Gewinnspanne höher, wenn die Netznutzer geographisch konzentriert sind.95

Durch die gesetzlichen Verordnungen darf der Netzbetreiber einerseits nicht aktiv in den
Allokationsprozess der Erzeuger eingreifen, andererseits ist er durch die Netzanschluss-
bedingungen gezwungen, den Betreibern auch an suboptimalen Standorten Zugang zum
Netz zu gewähren.96 Dies kann der Betreiber zwar ausnahmsweise verweigern, muss dafür
jedoch nachweisen, dass der Anschluss an einem gewissen Standort wirtschaftlich unzu-
mutbar ist. Für den Anschluss von regenerativen und KWK-Anlagen gelten hierzu sogar
noch strengere Regeln. So müssen diese Anlagen fast ausnahmslos ans Netz angeschlossen
und ihr Strom zudem verpflichtend abgenommen werden.97 Es ist daher sehr selten der
Fall, dass in den Wettbewerb auf Erzeugerseite von den Netzbetreibern lenkend eingegrif-
fen werden kann.
Der Betreiber kann zudem die entstehenden Infrastrukturkosten über Netzentgelte auf die
Endnutzer umwälzen. Diese sind jedoch durch die Revenue-Cap-Regulierung beschränkt.
Ein Problem, das durch die Regulierung entstehen kann, ist, dass sich eventuell eine Situa-
tion ergibt, in der es für den Betreiber vorteilhaft sein kann Investitionen in den Ausbau
hinauszuzögern, um seinen Erlös in der bestehenden Regulierungsperiode zu vergrößern
und Kosten, die durch eine für den Netzausbau kostenintensive Kraftwerksallokation ent-
standen sein können, zu verschieben. Es ist daher neben der Verpflichtung zu einem be-
darfsgerechten Netzausbau nötig, Infrastrukturanreize ökonomisch zu stimulieren.98

Um dieser Problematik zu begegnen, wurde den Betreibern im deutschen Anreizsystem die
Möglichkeit eingeräumt auch während der Regulierungsperiode sogenannte Investitions-
budgets für konkrete Investitionen zu beantragen. Die Gelder, die für einen bedarfsgerech-
ten Ausbau anfallen, kann der Betreiber dann zusätzlich auf die Netzentgelte aufschlagen.
Zwar müssen diese Gelder zunächst von der BNetzA genehmigt werden, doch beruhen
die Berechnungen auf Daten des Netzbetreibers, wodurch sich Informationsasymmetrien
zu Gunsten jener ergeben.99 Die Vergabe von Investitionsbudgets verhindert einerseits die

94Vgl. Knieps (2002), S. 7-9
95Vgl. Frontiereconomics (2008), S. 17
96Vgl. ebenda, S. 18
97Vgl. EEG (2014), § 16
98Vgl. Elsenbast (2008), S. 3
99Vgl. Monopolkommission (2009), S. 162
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Verschleppung benötigter Infrastrukturinvestitionen, sorgt aber gleichzeitig dafür, dass für
den Netzbetreiber keine Anreize und auch kaum Möglichkeiten bestehen die Abwägung
zwischen Krafwerksverlagerung und Netzausbau selbstständig zu koordinieren.100

Zusammenfassend kann festgehalten werden, dass die Interessengruppen durch ihre unter-
schiedlichen Planungskriterien in Bezug auf die Standortwahl von Netznutzern differieren-
de Interessen haben. Den Netznutzern wird hier, aufgrund der monopolistischen Struktur
im Netzbereich, ein gewisses Maß an ”Koordinierungskompetenz“ zugesprochen.101 Jene
treffen ihre Entscheidungen unter der Annahme, dass das Netz und der Transport keinen
Restriktionen unterliegen. Gesamtwirtschaftlich orientiert sich dadurch das Kostenkalkül
primär an der Optimierung des Kraftwerkbetriebs und nicht an den Kosten des Netz-
ausbaus.102 Die Endnutzer haben jedoch nur geringe Anreize ihren Standort in der Nähe
der Kraftwerke zu wählen.103 Es kommt zu einem geographischen Auseinanderfallen von
Angebot und Nachfrage. Im Folgenden soll analysiert werden, ob sich daraus Ineffizienzen
ergeben.

3.3 Ineffizienzen durch Externalitäten

Sowohl die Stromerzeuger, als auch die Stromabnehmer sind ebenso auf einen diskriminie-
rungsfreien Netzzugang wie auf den Ausbau der Infrastruktur angewiesen. Die Netznut-
zung kann daher als besonders relevanter Inputfaktor für Energieerzeuger und -abnehmer
bezeichnet werden. Dadurch ergeben sich gewichtige Interdependenzen zwischen den drei
Akteursgruppen: Einerseits kann über die Ausgestaltung von Regelungen und Preisen der
Netznutzung die Erzeugungs- und Nachfrageseite beeinflusst werden, andererseits kann
auch die Netznutzungsseite durch ihr Einspeise- und Entnahmeverhalten den Netzausbau
prägen. Die Netznutzung ist daher im Energiebereich anders als zum Beispiel im Schie-
nennetz als zweiseitige Koordinationsproblematik zu verstehen.104

Im vorangegangenen Kapitel wurde gezeigt, dass durch die derzeitigen Regulierungen für
beide Seiten kein Anreiz besteht, Netzausbau und Netznutzung so zu koordinieren, dass die
Gesamtkosten der Wertschöpfung möglichst gering werden. Um nachzuvollziehen, wieso
dieses Verhalten der Akteure negative Externalitäten hervorruft, soll zunächst die Theorie
der externen Effekte auf die Koordinationsproblematik zwischen Netzausbau und Netz-
nutzerverhalten übertragen werden.

In der Theorie ist ein idealer Markt dadurch gekennzeichnet, dass die am Marktgeschehen
beteiligten Akteure für die Kosten, die sie verursachen, aufkommen. Es existieren damit
keine Interdependenzen, die nicht durch den Markt geregelt sind. Dies stellt offensichtlich
eine drastische Vereinfachung der Realität dar. Jene ist durchzogen von Beispielen, in de-
nen das Handeln von Individuen die individuelle Nutzensituation anderer, die in keiner
Marktbeziehung zu dem handelnden Individuum stehen, unmittelbar beeinflusst. Diese

100Vgl. Frontier Economics, Consentec (2008), S. 19
101Steger, Adamczyk (2008), S. 140
102Vgl. ebenda
103Vgl. Frontier Economics, Consentec (2008), S. 61
104Vgl. Keller (2005), S. 265
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unmittelbaren Auswirkungen werden als Externalitäten bezeichnet.105 Es wurde gezeigt,
dass auch im betrachteten regulierten Strommarkt die Kraftwerksbetreiber zwar die Kos-
ten zu tragen haben, die für den Anschluss der Anlage nötig sind, doch zählen hierzu nicht
die Finanzierungskosten von Netzverstärkungen, die sich in Folge der Kraftwerksallokation
ergeben.106 Genauso erfolgt dieser Kosteneinbezug nicht auf Seite der Endverbraucher. Der
wichtige Kostenbestandteil der variablen Kosten des Netzausbaus für Stabilisierung und
Optimierung findet bei der Entscheidungsfindung der Netznutzer somit keine vollständige
Berücksichtigung. Es ergibt sich dadurch ein Unterschied zwischen sozialen und privaten
Grenzkosten, da durch die negative Externalität soziale Zusatzkosten für die Gesellschaft
anfallen. Der Preismechanismus regelt hier die Standortwahl der Netznutzer nur in unvoll-
kommener Weise und es kann damit zu ineffizienten Allokationen kommen.107

Um dies graphisch für den Fall der Stromerzeuger nachzuvollziehen, wird in Abbildung 3.2
unterstellt, dass die Nachfragekurve unelastisch ist, da die Nachfrage nach Elektrizität ver-
einfacht als konstant betrachtet werden kann.108 Die angebotene Menge bleibt also auch
im Fall von externen Kosten dieselbe. Doch die Kurve, die die privaten Grenzkosten der
Entscheidung abbildet, schneidet die Nachfragekurve bei einem niedrigeren Preis als die
Kurve der sozialen Grenzkosten. Es kann daher darauf geschlossen werden, dass der Preis
hier, im Vergleich zum sozial-erwünschten Ergebnis, in dem alle Kosten berücksichtigt
werden, zu niedrig ausfällt.109
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Soziale Grenzkosten

Private Grenzkosten

Menge (x)

Preis (p)

x

PSozial

PPrivat

Externalität

Abbildung 3.2: Preiseffekt durch Externalität110

Im Stromsektor ergibt sich vor dem Hintergrund der Theorie folgendes Szenario, das mit
dem Prinzip der negativen Externalitäten erklärt werden kann: Der Stromtransport ist
mit Kosten aufgrund von Kapazitätsengpässen sowie Netzverlusten verbunden. Durch
die Standortentscheidung der Kraftwerksbetreiber und Endverbraucher ergeben sich un-
ter Umständen zusätzliche Transportkosten, die sich im Falle eines vertikal integrierten

105Vgl. Fritsch (2014), S. 83-94
106Vgl. KraftNAV, § 38(3)
107Vgl. Fritsch (2014), S. 83-94
108Vgl. Liebau (2012), S. 24
109Vgl. Fritsch (2014), S. 85-86
110Grafik in Anlehnung an Fritsch (2014), S. 83
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Unternehmens bzw. wenn die Netznutzer ihre Entscheidung auf Grundlage der sozialen
Grenzkosten treffen, nicht ergeben hätten. Dies ist begründet in der erläuterten Tatsache,
dass sich die Kosten der Netztopographie bisher nicht in der Entscheidung über die Ren-
tabilität von Erzeugungsanlagen oder Industrieanlagen widerspiegeln.111

Aus wohlfahrtstheoretischer Sicht kann man die entstehenden Kosten als Externalitäten
bezeichnen. Die Nutzer der Infrastruktur beziehen jene nicht in ihr Kalkül mit ein und
wählen daher mit größerer Wahrscheinlichkeit einen aus gesamtwirtschaftlicher Perspek-
tive ineffizienten Standort. Dadurch entstehen unmittelbar Kosten für Dritte, die an der
Verursachung der Kosten nicht beteiligt sind. Als unbeteiligte Dritte, die von den Kos-
ten betroffen sind, können die Haushaltskunden bezeichnen werdem, da die Netzbetreiber
erhöhte Transportkosten verstärkt auf jene umlegen, obwohl sie nicht die Hauptverur-
sacher der Kosten sind.112 Aufgrund der unelastischen Nachfrage nach Strom wird den
Netzbetreibern durch dieses Umlegen kaum Gewinne entgehen.113 Doch für die Endnut-
zer ergeben sich höhere Kosten, die bei effizienter Standortwahl nicht entstanden wären.

Externalitäten treten auf, wenn Eigentumsrechte nicht eindeutig definiert oder durchsetz-
bar sind.114 Die Netznutzer haben im betrachteten Fall das Recht auf Netzanschluss und
eine freie Standortwahl. Da sich durch die fehlende Koordination negative Externalitäten
ergeben können, welche die gesamtwirtschaftliche Wohlfahrt mindern, bleibt zu prüfen, ob
hier eine Regulierungsänderung durchgeführt werden sollte.115 Ziel des Eingriffs wäre es
daher, dass die Netznutzer die Kosten, die sie verursachen, komplett in ihre Standortwahl
mit einbeziehen.
Das übergeordnete Ziel eines Eingriffs ist es, eine möglichst günstige Energieversorgung
sowie einen kosteneffizienten Netzausbau zu ermöglichen. Dafür muss gewährleistet sein,
dass Angebot und Nachfrage geographisch nicht zu einem ineffizienten Niveau auseinander-
fallen. Hierfür muss vorausgesetzt werden, dass die aus dem Netz ein- und ausspeisenden
Unternehmen die Netzausbaukosten bei ihrer Standortwahl berücksichtigen. Im nächsten
Kapitel sollen zwei Handlungsoptionen besprochen werden und dargelegt werden, inwiefern
diese zur Internalisierung der Netzausbaukosten bei den Netznutzern sorgen.

4 Handlungsoptionen

Die Internalisierung der Externalitäten kann durch verschiedene marktkonforme Instru-
mente geschehen. Hierbei kann unterschieden werden zwischen Abgabensystemen, Ver-
handlungslösungen und sogenannten Cap (& Trade)-Ansätzen.
Im ersten Fall werden die Kosten, die die Externalitäten hervorrufen, über Steuern oder

111Vgl. Löschel (2013), S. 14-15
112Vgl. Frontier Economics, Consentec (2008), S. 54
113Vgl. Coenen, Haucap (2013), S. 4
114Vgl. Klaus (2009), S. 218
115Vgl. Haucap, Pagel (2014), S. 5
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Ausgleichszahlungen den Verursachern angelastet. Im Netzbereich ist dies zum Beispiel
möglich über ausdifferenzierte Netzentgelte. Hier kann die Differenzierung der Entgelte
sowohl bei der Einspeisung, als auch bei der Ausspeisung erfolgen, da die Externalitäten
nicht einem Verursacher zugeordnet werden können, sondern durch das räumliche ”Aus-
einanderdriften“ von Nachfrage und Angebot entstehen. Ob die Kosten auf Seiten der
Endverbraucher oder auf Seiten der Erzeuger internalisiert werden, spielt folglich aus al-
lokativer Sicht keine Rolle.
Eine Verhandlungslösung beruht auf der Idee des Coase-Theorems: Sind Eigentumsrech-
te klar definiert, kann es durch eine Verhandlung zwischen den beteiligten Parteien zu
einer effizienten Verteilung kommen, indem die Akteure Vereinbarungen über Kompensa-
tionszahlungen treffen. So könnte z. B. den Kraftwerksbetreibern das Recht zugesprochen
werden, ihr Kraftwerk an jedwedem beliebigen Ort zu bauen und den Netzbetreibern die
Möglichkeit gegeben werden, in jene Freiheit einzugreifen, indem sie die Erzeuger über
Ausgleichszahlungen zu einem geeigneteren Standort bewegen. Genauso könnte die Ko-
ordinierungskompetenz hier den Netzbetreibern zugesprochen werden, so dass diese den
Kraftwerksbetreibern, die neu an das Netz angeschlossen werden wollen, bei drohenden
Engpässen, den Anschluss verweigern können. Theoretisch kann dieser Ansatz ebenso zu
einer effizienten Allokation führen, ist jedoch praktisch mit vielen negativen Begleitef-
fekten konnotiert. So ergeben sich hierbei u.a. missbrauchsanfällige Marktstrukturen, die
weiterer Regulierung bedürfen.
Der dritte Ansatz stellt eine Mengenregulierung dar. So wird eine Obergrenze für den
Verbrauch oder die Produktion eines Gutes, das die Externalitäten verursacht, festgelegt
(Cap). Die Verteilung der knappen Kapazitäten wird dann über einen Marktmechanismus
geregelt. In einem zweiten Schritt kann dann zum Beispiel über einen Handel (Trade) von
Zertifikaten/Nutzungsrechten eine nachträgliche Anpassung dieser Verteilung erfolgen, wie
es beim europäischen CO2-Emissionshandel der Fall ist.116

Im Folgenden sollen nun zwei verschiedene Handlungsoptionen vorgestellt werden, de-
nen gemein ist, dass versucht wird über Preisdiskriminierung Anreize zu einer effizienten
Erzeugungs- und Lastansiedlung zu schaffen. Während die Option des Market Splittings
versucht die regionale Strompreisdifferenzierung als Mittel zu einer effizienten Ansiedlung
zu nutzen, geschieht dies bei der zweiten vorgestellten Option durch eine regionale Diffe-
renzierung der Netzentgelte. Es soll untersucht werden, ob und wie die Maßnahmen die
Externalitäten der geographischen Allokation von Nachfrage und Angebot internalisieren.

4.1 Market Splitting/Nodal Pricing

Der Grundgedanke der ökonomischen Theorie ist die Verteilung knapper Güter. Der Markt
regelt im Optimalfall den Wettbewerb und sorgt für die Verteilung dieser Güter. Das In-
strument, welches dabei für eine effiziente Allokation sorgt, ist der Preis: Jener indiziert
die Knappheit eines Gutes gemessen an der vorhandenen Menge und Nachfrage.117 Auch
in Netzinfrastrukturen scheint eine zeitliche sowie räumliche Preisdiskriminierung, die die

116Dieser Abschnitt folgt Frontier Economics, Consentec (2008), S. 80
117Vgl. Fritsch (2014), S. 7
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Knappheit indiziert, selbstverständlich. So können z. B. im Schienen- und Luftverkehr tem-
poräre Knappheitssituationen, in denen die Nachfrage das Angebot überschreitet, durch-
aus existieren. Ist dies der Fall, werden über Preissignale Anreize geschaffen, die Knappheit
zeitlich oder räumlich zu umgehen. So werden z. B. Last-Minute Tickets oder Fahrten zu
unausgelasteten Zeitpunkten verbilligt angeboten.

Auch im Stromsektor treten Engpässe auf. In diesem Fall werden die Erzeuger, die aufge-
fordert werden, ihre Kraftwerksleistung zu erhöhen bzw. zu verringern, vom Netzbetreiber
weitgehend entschädigt. Dadurch bleibt die einheitliche Preisregion bestehen und es wird
überspielt, dass sich ohne das Redispatching ein Preisunterschied in den durch den Eng-
pass getrennten Regionen ergeben würde. In der hoch geregelten Region ist der Preis somit
zu niedrig und in der Region, in der Kraftwerke heruntergefahren werden mussten, ist er
zu hoch, um effiziente Allokationen im Fall von auftretenden Knappheiten zu stimulieren.
Langfristig führt dieser fehlende Anreiz somit auch zu Fehlallokationen in der Standort-
wahl von Kraftwerksbetreibern, die eingehend beschrieben wurden.118 Aus ökonomischer
Sicht kann ein Engpass daher als Resultat einer ineffizienten Allokation im Falle von knap-
pen Kapazitäten verstanden werden.119

Genau an diesem Punkt setzt die Idee des Market Splittings, auch Zonal Pricing genannt,
an. Der Markt wird hierbei in verschiedene Gebotszonen - mindestens zwei - aufgeteilt. Un-
ter einer Gebotszone versteht man ”ein Netzgebiet innerhalb dessen Marktteilnehmer im
Energiehandel ihre Gebote auf Day-Ahead-, Intraday- oder auf Basis längerfristiger Zeit-
rahmen eingeben“.120 In jeder dieser Handelszonen ergibt sich über eine Börsenauktion
ein Gleichgewichtspreis, der wie im momentanen System über das Zusammentreffen von
Angebot und Nachfrage bestimmt wird.

Zur Vereinfachung sei zunächst die Aufteilung des Handelsgebiet in zwei Preiszonen ange-
nommen. Wenn im Netzbereich unbegrenzte bzw. ausreichende Kapazität vorliegt, würde
sich nun durch die Einrichtung einer ”Grenzkuppelstelle“ zwischen den Märkten ein ein-
heitlicher Handelspreis einstellen. In diesem Fall würden die Nachfrage- und Angebotsfunk-
tionen der beiden Zonen aggregiert werden. Es ergibt sich somit ein Preis, der dem einer
integrierten Handelszone entspricht. Die angebotene Menge wird entsprechend der Nach-
frage in beiden Zonen aufgeteilt. Diese Aufteilung kann durch ein unabhängiges Handels-
oder Auktionsbüro erfolgen.
Liegt jedoch ein Engpass (Kapazitätsbeschränkung) vor, stellt sich kein gemeinsamer
Marktpreis ein. Dies soll an Abbildung 4.1 erklärt werden. DA und DB stellen hier die
Nachfragefunktionen in den Märkten A und B dar. Jene sind aus Gründen der Einfach-
heit gleich gehalten, wohingegen sich die Angebotsfunktionen auf den beiden Märkten
unterscheiden, da die Grenzkosten der Produktion in B höher liegen als in A. Dadurch
kommt in Region B bei der Markträumung ein höherer Preis zustande als in Region A. Die
Märkte sind durch einen Engpass getrennt, d.h. der Handel kann nur begrenzt zwischen
den beiden Regionen erfolgen. Die Übertragungskapazität ist in dem aufgeführtem Bei-

118Vgl. Monopolkomission (2009), S. 163-164
119Vgl. Haucap, Pagel (2014), S. 7
120Vgl. Frontier economics, Consentec (2011), S. 14
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spiel auf C MW begrenzt. Produzenten der Region A können daher nur im Umfang von C
MW in Region B exportieren. Dadurch wird die Nachfrage in B auch nur um die entspre-
chende Übertragungskapazität verschoben und der Preis senkt sich auf p∗

B. In Region A
erfolgt dieser Marktmechanismus folglich analog, so dass die Preis- und Mengendifferenz
zwischen den Regionen zwar minimiert wird, durch den Engpass jedoch bestehen bleibt.
Die Preisdifferenz zwischen den Märkten signalisiert somit die Existenz sowie den Grad
des Engpasses und die Kosten der Netznutzung werden über die Preisdifferenz auf die
Akteure verteilt.121

Abbildung 4.1: Market Splitting bei beschränkter Übertragungskapazität

Beim Market Splitting handelt es sich um eine implizite Auktion. Jene zeichnet sich da-
durch aus, dass der Markt für Kapazitäten gleichzeitig mit dem Spotmarkt geräumt wird.
Es kann daher auch von einer Einpreisung der Netzrestriktionen in den Marktpreis für
Strom gesprochen werden.122

In einem ersten Schritt wird, wie beschrieben, die Nachfrage durch die günstigsten Er-
zeuger befriedigt (Merit Order) und erst in einem zweiten Schritt wird die Exportmenge
festgelegt. Nachdem die oben beschriebene Preisdifferenz zwischen den Handelszonen und
somit die bestehenden Kapazitätsengpässe durch den Markt offen gelegt wurden, vergibt
eine unabhängige Institution (Independent System Operator) die Kapazitäten. So wird
durch die entstehenden Preise sowohl die Knappheit von Kapazität als auch von Erzeu-
gung offen gelegt und die Kosten, die durch Engpässe entstehen, eingepreist.123 Durch
die Einpreisung der Kosten des Engpasses durch die implizite Auktion wird eine Rente
generiert. Jene entsteht dadurch, dass die Anbieter in den Zonen, in denen ein Überschuss
an Angebot besteht nicht den Preis erhalten, der sich durch den Handel mit einer De-
fizitregion ergibt, sondern den markträumenden Preis, der sich vor dem Handel ergibt.
Es handelt sich hierbei bei Bestehen eines Engpasses um einen geringeren Preis, der un-
abhängig vom Angebot in den anderen Zonen ermittelt wurde. In Abb. 4.1 sind dies die
Erlöse, die sich aus dem Export von C MW in Region A ergeben. Die unabhängige Aukti-

121Abbildung und Abschnitt folgen Dieckmann (2008), S. 101-102
122Vgl. Wawer (2007), S. 113
123Vgl. Dieckmann (2008), S. 94
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onsinstitution erhält für den Export den Preis p∗
B, muss die Produzenten in A jedoch nur

mit p∗
A entlohnen. Es kann festgelegt werden, dass diese Einnahmen zweckgebunden z. B.

für Netzinvestitionen verwendet werden. Durch die zweckgebundene Investition würden
im Optimalfall die Netzengpässe durch Ausbau beseitigt werden, die die gravierendsten
Kosten verursachen.124

Die inkongruenten Preise können kurzfristig dafür sorgen, dass teure Kraftwerke, wie z. B.
Gaskraftwerke, die bei Bestehen einer einheitlichen Preiszone nicht wirtschaftlich betrie-
ben werden könnten, in Defizitregionen weiterhin wirtschaftlich betrieben werden können.
Im Optimum sorgen die Anreize in der langen Frist dafür, dass die Allokation von Kraft-
werken bedarfsgerecht erfolgt und der Netzausbau dadurch auf ein Minimum reduziert
wird.125

Eines der gewichtigsten Argumente für das Market Splitting ist die marktbasierte Reak-
tion auf das Vorliegen von Engpässen. Durch die Bewirtschaftung der Ungleichgewichte
im Netz ergibt sich eine höhere Effizienz des Kraftwerkseinsatzes im Vergleich zum Re-
dispatching. Grund dafür ist, dass hier auch kurzfristige Faktorpreisänderungen bei der
Gebotsabgabe berücksichtigt werden.126

Die Einteilung des Marktgebietes in Gebotszonen ist einer der kritischen Punkte der
Option des Market Splittings. Diese Aufteilung kann zu fixen Zonen führen oder jene
flexibel ausgestalten; d.h. eine Trennung des Marktgebietes erfolgt dann anhand auf-
tretender Engpässe. Bei einer fixen Einteilung können sich jedoch weiterhin zonenin-
terne Engpässe ergeben, wodurch erneut Redispatching-Maßnahmen innerhalb der Ge-
botszone nötig wären. Daher werden Übertragungskapazitäten erst bei einer flexiblen
Aufteilung optimal genutzt. Bei jener Art der Einteilung wird der Markt erst ohne die
Berücksichtigung jeglicher Kapazitätsbeschränkung geräumt. Ergeben sich als Folge die-
ses Vorgehens Engpässe im System, da die Nachfrage nach Netzübertragung das Ange-
bot übersteigt, wird der Markt in zwei Preiszonen geteilt. Getrennt sind jene durch die

”verstopfte“ Übertragungsleitung.127 Um die Zonen effizient aufteilen zu können müssen
jedoch die tatsächlichen Stromflüsse als Grundlage genommen werden, da ansonsten die
Kapazitätsausnutzung nicht vollständig ausgereizt wird. Ein engmaschiges Netz wie das
deutsche kann hier leicht zu einer gewissen Willkür in der Zoneneinteilung führen. Des
Weiteren führt die flexible Einteilung der Zonen zu einer unsicheren Komponente für die
Investoren und erhöht deren Investitionsrisiko.128

Diese Probleme treten beim Nodal Pricing nicht auf. Hierbei handelt es sich um eine
Extremform des Market Splittings, da hier jeder Netzknoten im System eine eigene Ge-
botszone darstellt. Der Markt wird also nicht in zwei oder drei Zonen aufgeteilt sondern
in so viele wie sich Umschlagpunkte im Netzsystem befinden. So kann man hier von einem

124Vgl. Heuterkes, Janssen (2008), S. 100-101 und Dieckmann (2008), S. 100-102
125Vgl. Löschel (2013), S. 19
126Vgl. Frontier Economics, Consentec (2008), S. 51
127Vgl. Eßer-Frey (2012), S. 36
128Vgl. Wawer (2007), S. 114

27



Market Splitting mit kleinstmöglichen Zonen sprechen. An jedem Punkt wird über Ange-
bot und Nachfrage ein individueller Preis ermittelt - ein sogenannter Locational Market
Preis (LMP). Dieser Preis spiegelt sowohl den Wert der Erzeugung als auch die Kosten
der Netznutzung wider.129

In einem Markt, in dem keine Kapazitätseinschränkungen bestehen, würde sich auch im
Fall von Nodal Pricing ein Einheitspreis einstellen und die Nachfrage würde gemäß der
anfangs beschriebenen Merit Order bedient werden. Wenn jedoch ein Engpass den Fluss
der Energie vom billigsten Kraftwerk zum Entnahmepunkt verhindert, muss die Nachfrage
durch ein möglicherweise teureres Kraftwerk befriedigt werden. Dieser ”Dispatch“ führt
damit zu einer Preisvariation zwischen den Netzknotenpunkten. Da die Energie in einem
Netzsystem meist nicht von A nach B fließt, sondern sogenannte ”Loops“(Ringflüsse) auf-
treten, können durch einen Engpass im System die LMPs im gesamten Netz divergieren.
Dieses Phänomen soll in einem 3-Knoten Netzsystem (siehe Abbildung 4.2) beispielhaft
erklärt werden.
Einfachheitshalber soll angenommen werden, dass die Netzknoten genau gleich weit von-
einander entfernt sind. An Knoten 1 und 2 sind Kraftwerke (KW) angeschlossen, während
an Knoten 3 eine Entnahmeenergie von 350 MW nachgefragt wird. Die Kraftwerke weisen
differierende Grenzkosten auf; das Kraftwerk am Netzknoten 1 kann zu Grenzkosten von
10 e/MW während jenes am Netzknoten 2 Grenzkosten von 30 e/MW aufweist.130

< 100 MW

1 2

3

     Nachfrage 350 MW

p1= 10 Euro

p3= 20 Euro

p2= 30 Euro
KW2KW1

Abbildung 4.2: Knotenpreise bei Engpass

Betrachtet man den Stromfluss von Knotenpunkt 1 zu 3 würden nach der Kirchhoffschen
Regel, einem physikalischen Gesetz, 2/3 der Energie den direkten Weg von Knoten 1 zu 3
wählen und 1/3 den Umweg über 2.131 Wenn man nun davon ausgeht, dass im beschrie-
benen Netz keine Beschränkungen vorliegen, würde KW1 die gesamte Nachfrage von 350
MW bedienen. In diesem Fall würde sich an allen Netzknoten ein Preis von 10 e/MW
einstellen. Da aber die Netzkapazität zwischen Knoten 1 und 2 nur 100 MW beträgt, statt

129Vgl. Dieckmann (2008), S. 94
130Dieser Abschnitt folgt Frontier Economics (2008), S. 11-13
131doppelter Widerstand durch doppelte Strecke
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den benötigten 116 MW132, muss auch das teurere Kraftwerk zum Angebot beitragen, um
die gesamte Nachfrage zu befriedigen.
Wird nun die Produktion in KW2 um 1 MW erhöht, hat dies einen entlastenden Effekt
auf die Kapazität der Leitung zwischen 1 und 2: Da sich entgegengesetzte Stromflüsse auf-
heben, kann in K1 ebenso 1 MW mehr produziert werden. So führt in aufgeführtem Fall
eine marginale Erhöhung der Nachfrage in 3 zu einer gleichen Erhöhung der Erzeugungs-
menge in den beiden Kraftwerken.133 Diese Tatsache führt dazu, dass der lokale Preis im
Netzknoten 3 dem gleichgewichtigen Durchschnitt der Knotenpreise aus den Knoten 1 und
2 entspricht. Es ergibt sich im Beispiel somit ein Preis von 20 e/MW für die Nachfrager
im Netzknoten 3. Überträgt man das Beispiel auf ein größeres Netzsystem, ergibt sich das
gleiche Phänomen, so dass davon ausgegangen werden kann, dass auch eine einzige Kapa-
zitätsbeschränkung in einem Netzsystem zu divergierenden, lokalen Preisen im gesamten
Netzwerk führen kann.134

Daraus ergibt sich die Regel, dass jeder strukturelle Engpass im System zu einer Preis-
depression in Gegenden führt, in denen das Angebot die Nachfrage übersteigt und eine
Preiserhöhung in jenen in welchen die Nachfrage dominiert. Somit wird hier dem Kraft-
werksbetrieb, der sich in der Nähe unbefriedigter Nachfrage befindet, ein höherer Wert
zugesprochen.
In der Theorie stimulieren die LMPs damit möglichst exakte Anreize für die Erzeuger,
alle Kosten (Kapazitäten, Transport und Standortgüte) in ihr Entscheidungskalkül bei der
Standortwahl miteinzubeziehen. Die bereits installierten Kapazitäten werden berücksichtigt
und effizient genutzt. Man kann sie also als perfekte Standortsignale der kurzen Frist be-
zeichnen.135 Eine Simulation der Auswirkungen einer Einführung des Nodal-Preis-Systems
im europäischen Binnenmarkt des Deutschen Instituts für Wirtschaftsforschung (DIW) er-
gab, dass aufgrund einer effizienteren Nutzung des Netzes 30 % mehr Energie in der Region
transportiert werden könnten. Des Weiteren werden Einsparungen von bis zu 2 Mrd. e
jährlich bei Brennstoffkosten und Emissionsrechten prognostiziert.136 Diese Erwartungen
entsprechen den Erfahrungen in den USA, die in Teilen des Netzgebietes ein System von
Nodalpreisen etabliert haben.137

Der Ansatz des Market Splittings wie auch dessen Extremform, das Nodal Pricing, ver-
folgt zwei ökonomische Ziele gleichzeitig: Einerseits soll die Nachfrage nach Energie durch
die kostengünstigsten Erzeuger befriedigt werden, andererseits sollen die unmittelbaren
Strompreise an jedem Systempunkt bzw. in jeder Zone so abgebildet werden, dass sie die
unmittelbaren Grenzkosten widerspiegeln, eine Einheit Ladung an eben jenem Punkt in
der kurzen Frist zu liefern.138

Dadurch ergibt sich der Effekt, dass Strom an unterschiedlichen Punkten im Netz auch

132116 MW machen 1/3 der Nachfrage (350 MW) aus
133wird 1 MW mehr nachgefragt, produzieren beide Kraftwerke 0.5 MW mehr
134Abschnitt und Grafik folgen Frontier Economics (2008), S. 11-13
135Vgl. Leuthold (2008), S. 27
136Vgl. Neuhoff (2011), S. 8
137Vgl. Monopolkommission (2013), S. 178
138Vgl. Frontier Economics (2008), S. 11
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unterschiedlich bewertet wird. Die unterschiedlichen Preise zwingen die Netznutzer auch,
die Kosten des Netzausbaus in ihr Entscheidungskalkül zu internalisieren. Fraglich ist, ob
das kurzfristige und auch volatile Signal, das von den Großhandelspreisen ausgeht, in der
Praxis von den Netznutzern Beachtung finden würde. Auf diesen Punkt wird in Abschnitt
4.3 näher eingegangen werden.

4.2 Ausdifferenzierung der Netzentgelte

Ein Ansatz, welcher für längerfrisige Anreize sorgen könnte, ist ein System von geogra-
phisch differenzierte Entry- bzw. Exittarife. Die Differenzierung der Netzentgelte soll bei
dieser Maßnahme aus ökonomischer Sicht die Kosten widerspiegeln, die sich im System
bei einer zusätzlichen Einspeisung (bzw. Entnahme) ergeben. Daher sollten die Netzent-
gelte gerade den langfristigen Grenzkosten des Netzausbaus entsprechen. Ein Konzept,
das hier häufig anstelle der Grenzkosten angewandt wird, ist das der Inkrementalkosten.
Jene sind definiert als der Anstieg der Kosten, der nötig ist, um eine langfristig ansteigen-
de Nachfrage nach Netzinfrastruktur zu decken.139 Im Unterschied zu den Grenzkosten
bezeichnen die Inkrementalkosten damit nicht nur die Steigung der Kostenkurve, sondern
umfassen zusätzlich die Fixkosten der Produktion. Diese Bestimmung wirft die Frage auf
wie hoch die Zusatzkosten sind, die bei der Produktion von Gut yn entstehen, bei ge-
gebenem Outputniveau y∗. Oder auch: Gegeben sei das Outputniveau y∗, welche Kosten
werden eingespart, wenn die Produktion von yn unterbleibt. Man kann daher auch von
einer ”Zuwachskostenmethode“ sprechen.140

Die Tarife werden ex-ante festgelegt und lassen somit offen, ob eine Lastverschiebung
stattfindet oder nicht. Im Idealfall wären die Tarife so zu wählen, dass die geographische
Differenzierung die Kosten der Netzinanspruchnahme an jenem Punkt widerspiegelt und
dadurch bewirkt, dass die Netznutzer ihre Standortentscheidung unter Beachtung dieser
Kosten fällen. So ergibt sich an Standorten, an denen kein Netzausbau durch eine Kraft-
werksansiedlung erforderlich wird, ein geringerer Tarif und somit ein Wettbewerbsvorteil
im Vergleich zu Standorten, die Netzausbau bedingen. Eine Lastverschiebung von Kraft-
werken oder Endverbrauchern vollzieht sich jedoch nur, wenn dies kostengünstiger als der
Transport von Strom ist.141

Aus ökonomischer Perspektive geht es bei der Ausdifferenzierung der Tarife nicht dar-
um, wer die Kosten trägt, sondern dass alle Kosten internalisiert werden. Sowohl die ins
Netz einspeisenden Erzeuger als auch die ausspeisenden Endkunden können theoretisch,
bezüglich ihrer Standortwahl, belastet oder belohnt werden.142

In der Praxis zeigt sich jedoch (vgl. Abschnitt 3.2.1), dass die Endverbraucher in Deutsch-
land kaum auf eine Differenzierung reagieren würden, daher scheint es sinnvoll, auch die
Stromerzeuger partiell an den Netzentgelten zu beteiligen. Um eine Allokationswirkung
zu generieren, kann der Anteil, den die Anlagenbetreiber an den Netzentgelten tragen

139Vgl. Ortega et al (2008), S. 1715
140Vgl. Borszcz (2003), S. 105-106
141Frontier Economics, Consentec (2008), S. 58
142Vgl. BET Aachen (2002), S. 44
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(G-Komponente) ebenso regional differenziert werden wie der Anteil, den die Endverbrau-
cher tragen (L-Komponente).143 Statt nach verschiedenen Kostentragungs-Komponenten
zu unterscheiden, kann vor diesem Hintergrund auch von einem ”Bonus-/Malus-System“
gesprochen werden.144

Eine exakte Bestimmung der Entgelthöhe scheint bei der Differenzierung wichtig: Wenn
die Tarife zu hoch ausfallen, kann es vorkommen, dass bereits installierte Kapazitäten
nicht mehr ausgelastet werden. Da die langfristigen Grenzkosten in der Praxis jedoch nur
hinreichend bekannt sein können, wird eine Simulation der Tarife mit den heute abseh-
baren Kosten der Anpassung durchgeführt. Es ergibt sich die Schwierigkeit den Tarif bei
zu hoher/niedriger Wahl anzupassen, ohne dass die Verlässlichkeit des Preissignals für die
Netznutzer determiniert wird. Doch auch wenn der Tarif nachträglich angepasst werden
muss, tendiert er durch eben jene Anpassung im Optimalfall langfristig zu dem Preis, der
sich auch im Gleichgewicht ergeben würde. Können die Netznutzer diese tendenzielle Ent-
wicklung vorhersehen, kommt es nicht zwingend zu falschen Anreizen durch zu hohe oder
niedrige Tarife.145

In Deutschland ergibt sich der Fall, dass Last und Erzeugung, trotz regionaler Unter-
schiede, nahe beieinander liegen. Dies fällt vor allem im Vergleich zu den skandinavi-
schen Ländern oder den USA auf. Für den Fall der geographischen Differenzierung der
Netzentgelte ist es daher von Nöten eine größtmögliche Detaillierung anzustreben, um
durch das Bonus-/Malus-System Standortsignale zu stimulieren. Die Zusammenfassung
einzelner Netzknoten zu sogenannten ”Netzzonen“ würde zu einem Mittelwert zwischen
den Bonus-/Malus-Werten führen, die die Effizienz der Anreize schnell mindern würde.146

In der theoretischen Betrachtung ist die so gestaltete Ausdifferenzierung der Netzentgelte
durchaus ein Mittel die Externalitäten der Standortwahl den Netznutzern anzulasten und
damit zu internalisieren.147 Dennoch muss man beachten, dass bei dieser Handlungsoption
die Ausgestaltung der Differenzierung nur auf Schätzungen beruht. Werden die regional
differenzierten Tarife zum Beispiel durch eine Institution wie die BNetzA geschätzt, so
haben die Kraftwerksbetreiber, die sich schon im Markt befinden ein klares Motiv die
Entscheidenden dahingehend zu beeinflussen, dass der Tarif in ihrer Region möglichst
niedrig gewählt wird. Es müssen des Weiteren viele Annahmen und Schätzungen getrof-
fen werden, die dazu führen können, dass eine unabhängige Institution die Methode nicht
objektiv überprüfen kann.
Die geographische Entgeltdifferenzierung erfolgt, trotz der angesprochenen Unsicherhei-
ten, schon in einigen europäischen Ländern. Um einen tieferen Einblick in eine mögliche
praktische Umsetzung der regionalen Differenzierung zu gewinnen, soll hier beispielhaft
der Fall des Stromnetzes in Großbritannien betrachtet werden.

143Vgl. Steger, Adamczyk (2008), S. 153
144Vgl. BET Aachen (2002), S. 44
145Dieser Abschnitt folgt Frontier Economics, Consentec (2008), S. 58-60
146Vgl. BET Aachen (2002), S. 44
147Vgl. Monopolkommission (2013), S. 180
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Exkurs - Netzentgeltdifferenzierung Großbritannien

In Großbritannien ergibt sich, ähnlich wie in Deutschland, ein Nord-Süd Gefälle zwischen
Last- und Erzeugungsstandorten. Anders als in Deutschland werden die Netzentgelte je-
doch sowohl von den Endverbrauchern als auch von den Erzeugern erhoben. Man kann
hierbei drei Entgeltkomponenten unterscheiden:

• Netzanschlusskosten, die wie in Deutschland individuell erhoben werden

• Transport Netwerk Use of System (TNUoS): Entgelte für die Kosten, die durch die
Infrastruktur und die Nutzung derselbigen entstehen

• Balancing Services Use of system (BSUoS): Entgelte, die die Kosten für Lastschwan-
kungen im System ausgleichen sollen

Von jenen drei Entgeltkomponenten unterliegen nur die TNUoS einer geographischen Dif-
ferenzierung.148 Jene erfolgt sowohl auf Seiten der Ein- als auch auf Seiten der Ausspeiser,
wobei die Endverbraucher 73 % der Kosten und die Erzeuger 27 % der Kosten tragen.149

Es handelt sich hierbei um reine Leistungspreise, die zumindest auf ein Jahr fixiert sind
und deren Kalkulation auf der Simulation eines Gleichstromlastfluss-Modells basiert. Das
Modell ermittelt die differenzierten Entgelte auf Grundlage der Kosten, die sich durch eine
zusätzliche Netzbelastung bzw. -entlastung im System für jeden Anschlusspunkt ergeben.
Jene werden anschließend zu 27 Zonen auf Seiten der Erzeuger und 14 Zonen auf Seiten
der Endverbraucher zusammengefasst.150

Es lässt sich dabei feststellen, dass die Netzentgelte für die Entnahmeseite ausschließlich
positiv sind, während die Einspeisetarife sowohl positiv als auch negativ sein können.
Die negative Tarifierung kann mit einer Subventionierung für Kraftwerke an bestimmten
Standorten gleichgesetzt werden.151 Gesamt gesehen ergeben sich Netznutzungstarife, die
die Kosten des Netzausbaus, die auch durch das Nord-Süd-Gefälle zwischen Angebot und
Nachfrage entstehen, zu internalisieren versuchen.

Zunächst ist festzuhalten, dass sich die Struktur des Strommarktes Großbritanniens stark
von der des deutschen Marktes unterscheidet. So sind in Großbritannien u.a. Transporte
über längere Distanzen erforderlich, wodurch die Übertragungsfunktion des Netzes in den
Vordergrund rückt. Kostentreiber in diesem System ist eben der Transport von Nord nach
Süd. Durch die zonal variierenden Netzentgelte, wird ein Anreiz stimuliert, Langstrecken-
transporte zu vermeiden. Daher werden auch durch die Mittelwertbildung, durch die meh-
rere Netzknotenpunkte zu Zonen zusammengefasst werden, die Anreize nicht kontrahiert.
In Deutschland steht hingegen noch die Verteilungsfunktion des Netzes an erster Stelle.
Effiziente Allokationssignale können hier nur gesetzt werden, indem eine möglichst detail-
lierte geographische Differenzierung zwischen den verschiedenen Netzpunkten erfolgt.152

148Vgl. Frontier Economics, Consentec (2008), S. 64
149Vgl. Saguan et al (2011), S. 14
150Vgl. National Grid (2014)
151Dieser Abschnitt folgt Frontier Economics, Consentec (2008), S. 64-66
152Vgl. BET Aachen (2002), S. 40
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4.3 Vergleichende wirtschaftspolitische Einordnung

Nachdem nun die Ausdifferenzierung der Netzentgelte sowie das Market Splitting aus
theoretischer Perspektive analysiert wurden, lassen sich die beiden Optionen vergleichend
gegenüberstellen. In diesem Vergleich sollen auch Probleme und Schwierigkeiten betrachtet
werden, die sich bei der Implementierung der Optionen im deutschen Strommarkt ergeben
können.

Es kann festgehalten werden, dass die Frage, ob es einer Regulierungsänderung bedarf
um Anreize für Kraftwerksbetreiber zu schaffen, die Netzausbaukosten in ihr Entschei-
dungskalkül bei der Standortwahl miteinzubeziehen, positiv beantwortet werden kann.
Die aktuell im Strommarkt geltende Regelung der umlagefinanzierten Netzentgelte sorgt
nicht dafür, dass Investoren bzw. Produzenten in ihrer Standortwahl berücksichtigen, wo
Elektrizität tatsächlich benötigt wird. Es wurde anhand von Abschnitt 4.1 und 4.2 gezeigt,
dass unverzerrte Preissignale eine Möglichkeit sind, die Standortentscheidung effizienter
auszugestalten.

Im folgenden Kapitel sollen die Handlungsoptionen nun anhand der wirtschaftspoliti-
schen Zielsetzungen Produktionseffizienz und Wettbewerbsintensität verglichen werden.
Da die identifizierten Zielsetzungen in ihrer zeitlichen Dimension unterschieden werden
können, lassen sich so vereinfacht vier Komplexe identifizieren, anhand der die prakti-
sche Einführung der Maßnahmen betrachtet werden kann.153 Diese sind in Abbildung 4.3
dargestellt.

Produktions-

effizienz

Wettbewerbs-

intensität

Allokation

bestehender

Kapazitäten

Marktliquidität 

und Marktmacht
Marktzutritt

Statisch

(kurzfristig)

Dynamisch

(langfristig)

Standortwahl 

und Netzausbau-

investitionen

Abbildung 4.3: Wirtschaftpolitische Einordnung in Themenfelder154

Für die Bewertung der Handlungsoptionen zur Koordinationsproblematik im Stromsektor
ergeben sich die in Abbildung 4.3 aufgeführten Themenfelder. Auf jene soll kurz eingegan-
gen werden: Die Produktionseffizienz erfordert in der kurzen Frist, dass die vorhandenen

153Vgl. Höffler (2009), S. 86
154Grafik in Anlehnung an Höffler (2009), S. 86
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Übertragungs- und Erzeugungskapazitäten so verteilt werden, dass die Merit Order der
Erzeugungsanlagen eingehalten wird; d.h. dass die günstigsten Anbieter von Energie bei
der Befriedigung der Nachfrage im Fall von begrenzten Übertragungskapazitäten den Vor-
zug bekommen.155

In der langen Frist müssen einerseits Erzeuger ihren Standort unter Beachtung der Kos-
ten, die sie im Netzausbau verursachen, wählen, andererseits muss das Netz so ausgebaut
werden, dass auch günstige neue Stromanbieter in das Netz einspeisen können.156

Um zu gewährleisten, dass eine kostengünstige Energieversorgung überhaupt möglich ist,
ist ein gewisser Wettbewerbsdruck nötig, der für kostengünstige Angebote der Erzeuger-
seite sorgt. Dafür ist es notwendig, dass der Markt hinreichend liquide ist, um Marktmacht
und strategisches Verhalten der Anbieter zu vermeiden ohne gleichzeitig Preise regulieren
zu müssen. In der langen Frist muss auch neuen Wettbewerbern der Zutritt zum Wettbe-
werb möglich sein.157 Im Folgenden sollen die besprochenen Handlungsoptionen anhand
der vier identifizierten wirtschaftspolitischen Ziele verglichen werden.

4.3.1 Allokation bestehender Kapazitäten

Die Maßnahmen unterscheiden sich in ihrer kurzfristigen Produktionseffizienz, da sie die
Kosten des Netzausbaus auf unterschiedliche Art und Weise den Verursachern anzulasten
versuchen; Während die differenzierten Netzentgelte die Kosten der Netzinanspruchnahme
an verschiedenen Punkten zu schätzen versuchen, um diese den Netznutzern anzulasten,
handelt es sich beim Market Splitting um eine marktbasierte Internalisierung der Netz-
kosten in den Börsenstrompreis. Bei der Ausdifferenzierung der Netzentgelte ergeben sich
daher in der Praxis Probleme der effizienten Netzentgelt-Bestimmung, die dazu führen
können, dass Übertragungskapazitäten kurzfristig nicht optimal genutzt werden. Es kann
dadurch, wie beim aktuell praktizierten Redispatching, zu Abweichungen von der Merit
Order kommen.

Demgegenüber haben implizite Auktionen wie das Market Splitting, den Vorteil, dass
Kapazitäts- und Erzeugungsmarkt gleichzeitig geräumt werden und dadurch physische
Fehllieferungen vermieden werden. Beim Market Splitting ist dies nur der Fall, wenn von
einer flexiblen Einteilung der Zonengrenzen ausgegangen wird.
Das Nodal Pricing kann in Bezug auf die Allokation bestehender Kapazitäten als optimales
Verfahren bezeichnet werden, um zeitgleich knappe Erzeugungs- und Übertragungskapazi-
täten effizient zu verteilen. Hierbei setzen die ortsgebundenen Preise Anreize zur effizienten
Standortwahl. Auch indirekte Effekte, die aufgrund neuer Last- oder Ringflüsse entstehen
können, spiegeln sich in den Preisen wider.

4.3.2 Standortwahl und Netzausbauinvestitionen

Die effiziente Koordination von Netzausbau und Standortentscheidungen der Netznut-
zer hängen in der langen Frist maßgeblich von der Wirksamkeit der Preissignale ab.

155Vgl. Höffler (2009), S. 86
156ebenda
157ebenda
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Während beim Market Splitting die unterschiedlichen Strompreise in den Marktregio-
nen den Netznutzern Anlass dazu geben, die Kosten des Netzausbaus in ihre Stand-
ortüberlegung miteinzubeziehen, leisten dies bei der Ausdifferenzierung der Netzentgelte
die Entgelte selbst. Dadurch ergeben sich Unterschiede zwischen den Optionen, vor allem
bezüglich der Verlässlichkeit der Preissignale und deren Volatilität.

Die geographische Ausdifferenzierung der Netzentgelte weist eine relativ langfristige Verläss-
lichkeit des Entgelttarifs auf. So können, wie z. B. in Großbritannien praktiziert, die Tarife
über einen längeren Zeitraum fixiert werden. Zwar hat dies den Nachteil, dass bei einer
Fehleinschätzung der Kosten nicht nachjustiert werden kann, doch wissen die Investoren
genau, welche Kosten sie bei der Standortplanung miteinbeziehen müssen.158 Dennoch
ergibt sich die diskutierte Herausforderung, die Tarife mittel- bis langfristig anzupassen,
ohne die Wirksamkeit des Preissignals zu kontrahieren.
Die Preise auf dem Spotmarkt, die für die Anreizsetzung bei den impliziten Auktionen sor-
gen, führen zu einer geringeren Planungssicherheit auf Seiten der Investoren. Diese sind
nicht ex-ante, wie die Entgeltkomponenten bekannt, sondern ergeben sich erst durch die
Entscheidung der Netznutzer. Im Bezug auf die Strompreise erhöht die Planungsunsicher-
heit das Investitionsrisiko der Akteure.159

Ein weiterer Faktor, der die Unsicherheit für die Investoren beim Market Splitting und
Nodal Pricing vergrößert, ist die Volatilität des Preissignals auf dem Spotmarkt. Jene
korreliert mit der Größe der Gebotszone. Es ist daher zu erwarten, dass sie beim Market
Splitting höher ist als im heutigen Strommarkt. Am höchsten fällt sie demnach beim Nodal
Pricing aus.160 Abbildung 4.4 gibt einen Einblick, wie flexibel und schwankend die Preise
auf dem Spotmarkt innerhalb eines Monats sind. Die Volatilität wirkt der Planungssi-
cherheit der Investoren entgegen, da jene erst nach ihrer Entscheidung mit dem exakten
Strompreis konfrontiert werden.

Abbildung 4.4: Preisvolatilität innerhalb eines Monats.161

158Vgl. Frontier Economics, Consentec (2008), S. 58
159Vgl. Haucap, Pagel (2014), S. 13
160Vgl. Frontier Economics, Consentec (2011), S. 59
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Preissignale zeigen in Investitionsentscheidungen vor allem Wirkung, wenn sie von lang-
fristigem Charakter sind. Auch die periodische Verschiebung der Grenzen beim zonalen
Market Splitting, je nachdem wo und wann ein Engpass im System besteht, wirkt daher
der Planungssicherheit entgegen. Zusammenfassend kann festgehalten werden, dass die
Preisprognosen bzw. Kostenkalkulationen für die Netznutzer beim Market Splitting und
Nodal Pricing mit höherer Komplexität verbunden sind, als es bei der Ausdifferenzierung
der Netzentgelte der Fall wäre.162 Daher kann den Preissignalen, die von den Netzent-
gelten ausgehen, eventuell eine höhere Wirksamkeit unterstellt werden. Ihre Effizienz ist
jedoch sehr fragwürdig.

Eine Frage, die auch die Implikation der Handlungsoptionen nicht lösen kann, ist die des
langfristig effizienten Netzausbaus. Aus volkswirtschaftlicher Sicht ist es äußerst wichtig,
in welchem Umfang und zu welchen Kosten die Infrastruktur ausgebaut wird.163 Für das
Market Splitting und das Nodal Pricing spricht in diesem Zusammenhang, dass die Ein-
kommen aus den impliziten Auktionen zweckgebunden für den Ausbau eingesetzt werden
können. Hierbei kann von einem robusten Mechanismus ausgegangen werden, da die Inves-
titionen aufgrund transparenter Preissignale dort eingesetzt werden, wo die Engpässe im
Netz am größten sind.164 Die Ausdifferenzierung der Netzentgelte kann theoretisch auch
zu einem effizienten, langfristigen Netzausbau führen. Jedoch sind die Annahmen, die zur
Berechnung der Tarife aufgrund von langfristigen Grenzkosten getroffen werden müssen,
nicht trivial und es kann dadurch leicht zu Fehleinschätzungen kommen, die einem effizi-
enten Netzausbau entgegenwirken.165

Es lässt sich daher festhalten, dass sich die Frage der langfristigen geographischen Kapa-
zitätsentwicklung, die den effizienten Netzausbau maßgeblich bestimmt, nicht befriedigend
durch die Handlungsoptionen beantworten lässt.

4.3.3 Marktliquidität und Marktmacht

Unter der Marktliquidität versteht man die ”Fähigkeit, schnell ein physisches oder finanzi-
elles Produkt zu kaufen oder zu verkaufen ohne eine signifikante Veränderung des Preises
zu verursachen und ohne hohe Transaktionskosten“ einzugehen.166 Ein Markt mit hoher
Liquidität ist somit weniger anfällig für Marktmanipulation, fördert Markteintritte und
sorgt dafür, dass den Marktteilnehmern ausreichend Geschäftspartner zur Auswahl ste-
hen.167

Während eine Umgestaltung der Netzentgelte, wie sie bei der Ausdifferenzierung ange-
strebt wird, die einheitliche Gebotszone in Deutschland beibehält, ist die Aufteilung des
Marktes in multiple Gebotszonen das Hauptcharakteristikum des Market Splittings. Die-

161Epex Spot (2014)
162Vgl. Frontier Economics, Consentec (2011), S. 60
163Vgl. Höffler (2009), S. 87
164Vgl. Haucap, Pagel, S. 10
165Frontier Economics, Consentec (2008), S. 68
166Frontier Economics, Consentec (2011), S. 78
167Vgl. ebenda
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se Aufteilung verkleinert die Gebotszonen des Großhandelsmarktes und es stellt sich in
diesem Zusammenhang die Frage, inwiefern dies Auswirkungen auf die Marktliquidität,
Marktkonzentration sowie Machtstrukturen im Markt hat.
Kleinere Gebotszonen können zunächst dazu führen, dass die Liquidität auf dem Markt
sinkt und dadurch die Funktionsfähigkeit des Marktes beeinträchtigt wird.168 Das Argu-
ment, das hinter dieser Annahme steht, ist, dass ein Markt mit einer großen, einheitlichen
Gebotszone viele Anbieter umfasst und sich dadurch ein liquider Markt herausbilden kann.

Generell ist der Wettbewerb entscheidend bestimmt von der Anzahl der konkurrieren-
den Akteure im Markt sowie den vorhandenen Kapazitäten. Bei Vorliegen vollständiger
Konkurrenz wird ein Unternehmen, das Güter oder Leistungen über den eigenen Grenzkos-
ten anbietet oder welches Kapazität zurückhält, von den Wettbewerbern aus dem Markt
gedrängt. In kleineren Märkten steigt jedoch die Rente, die sich aus der Beeinflussung
von Preisen und Mengen ergibt; wettbewerbsschädigendes Verhalten wird damit für die
Akteure profitabler.169

Da durch das Market Splitting die Marktkonzentration, die sich in den Gebotszonen er-
gibt, steigt, erhöht sich damit auch die Möglichkeit Marktmacht profitabel auszuüben.
Unter der Ausübung von Marktmacht versteht man allgemein die ”Fähigkeit [...] Preise
profitabel über das Wettbewerbsniveau anzuheben“.170 Es gibt zwei Optionen, durch wel-
che Erzeuger am Großhandelsmarkt Einfluss nehmen können. Zum einen können jene ihre
Erzeugungskapazität bewusst zurückhalten, obwohl jene geringere Grenzkosten aufweisen
als der sich ergebende Marktpreis. Dieses Verhalten ist für einen Akteur dann profita-
bel, wenn der Grenzgewinn, den jener aus dem Verkauf der restlichen Erzeugungseinhei-
ten erwirtschaften kann, höher ist als der Grenzverlust, der sich aus der Zurückhaltung
ergibt. Zum anderen kann ein Unternehmen, das ”pivotal“ ist, Gebotspreise für Erzeu-
gungseinheiten erzielen, die über den jeweiligen Grenzkosten liegen. Ein Unternehmen ist
aus wettbewerbsökonomischer Perspektive dann pivotal, wenn dessen Kapazitätseinheiten
notwendig sind, um die Nachfrage zu bedienen. Je kleiner die Gebotszone und je näher die
Gesamtnachfrage an der Gesamtkapazität liegt, desto eher wird ein Anbieter eine pivota-
le Stellung im Wettbewerb einnehmen.171 Es besteht daher durch kleinere Gebotszonen,
wie sie beim Market Splitting entstehen, prinzipiell eine größere Möglichkeit, dass sich
lokal Marktmacht herausbildet.172 Um ein abschließendes Urteil über die Gefahr der Her-
ausbildung von Marktmacht zu fällen, müssen jedoch weitere Faktoren und die konkrete
Ausgestaltung des Auktionsdesigns betrachtet werden.

Zwar handelt es sich auch beim Nodal Pricing um eine Form des Market Splittings,
doch treffen oben genannte Argumente ausschließlich auf das zonale Market Splitting
zu. Grund dafür ist vornehmlich, dass beim Market Splitting auch bilaterale Geschäfte

168Vgl. Frontier Economics, Consentec(2008), S. 51
169Vgl. Knieps (2007), S. 153-155
170Vgl. Frontier Economics, Consentec (2011), S. 72
171Vgl. ebenda, S. 73-74
172Vgl. ebenda
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innerhalb einer Zone möglich und erlaubt sind. Der lokale Monopolist kann seinen Preis
daher um die Preisdifferenz, die in der Zone vorherrscht, erhöhen, während die Nachfra-
geseite abhängig von den lokalen Angeboten ist.173 Sollte es auch nur kurzfristig zu einer
Marktmachtausübung in bestimmten Gebotszonen kommen, ist zu beachten, dass die geo-
graphischen Allokationssignale, die von der Handlungsoption ausgehen, hierdurch verzerrt
werden und darunter die Produktionseffizienz in der langen, wie auch in der kurzen Frist
leidet.174

Um ein qualifiziertes Urteil dazu zu fällen, ob die Trennung beim Market Splitting zu
einer geringeren Liquidität im Vergleich zum Status Quo der einheitlichen Gebotszone
führt und damit die Konzentration der Marktmacht beeinflusst, muss jedoch auch die
Ausgestaltung des Terminmarktes beachtet werden. Wird hier ein sogenannter System-
Spotpreis etabliert, der sich aus den aggregierten Nachfrage- und Angebotsfunktion aller
Zonen ergibt,175 kann es dazu kommen, dass Termin- und Spotmarkt sich gegenseitig
disziplinieren.176 Des Weiteren müssten die Auswirkungen von Hedging-Instrumente, wie
Financial Transmission Rights oder Contracts for Differences auf die Liquidität untersucht
werden.177

4.3.4 Marktzutritt

Um den Wettbewerb auch langfristig aufrecht zu erhalten, muss der Markteintritt für
neue Wettbewerber möglich sein. Bei der Ausdifferenzierung der Netzentgelte, unterschei-
det sich die Behandlung von alten und neuen Teilnehmern prinzipiell nicht. Es ist jedoch
zu beachten, dass Zubau von Kraftwerken momentan vor allem im Norden zu erwarten
ist, wo durch die Maßnahme wohl höhere Netzentgelte fällig werden. Die höheren Entgelte
könnten den Eintritt neuer Wettbewerbsakteure daher verzögern oder sogar verhindern.
Gleichzeitig können sich eventuell Mitnahmeeffekte für etablierte Akteure im Süden erge-
ben.178

Auch eine Einführung des Market Splittings oder des Nodal Pricings wirkt sich prinzipiell
nicht negativ auf den Markteintritt von potentiellen Wettbewerbern aus.179 Kommt es
jedoch langfristig bei sehr kleinen Gebotszonen zu einer Einschränkung der Liquidität,
kann dies auch zu einer Erhöhung der Markteintrittsbarrieren führen.180

Neben den hier betrachteten Merkmalen der Handlungsoptionen hängt die Praktikabilität
wie auch die politische Durchsetzbarkeit von weiteren Aspekten wie z. B. den Verteilungs-
effekten, der Konformität mit dem europäischen Rechtsrahmen oder den Transformations-
und Transaktionskosten ab.

173Vgl. Harvey, Hogan (2000), S. 17-25
174Vgl. Frontier Economics, Consentec (2008), S. 51
175dies ist z. B. im Gebiet NordPool in Skandinavien der Fall
176Vgl. Frontier Economics, Consentec (2011), S. 79
177Für eine ausführliche Betrachtung der Instrumente vgl. Dieckmann (2008), S. 96-113
178Vgl. Frontier Economics, Consentec (2008), S. 70
179Vgl. Harvey, Hogan (2000), S. 4
180Vgl. Frontier Economics, Consentec (2011), S. 78
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Die betrachteten Aspekte machen deutlich, dass das sehr flexible Nodal Pricing unter
dem Aspekt der kurzfristigen Produktionseffizienz eine deutliche Optimierung im Ver-
gleich zum Status Quo der umlagefinanzierten, fixen Netzentgelte darstellt, gleichzeitig
jedoch mit hohen Transformationskosten bei einer Einführung auf dem deutschen Markt
verbunden wäre. Die Optionen des Market Splitting und der geographischen Ausdifferen-
zierung der Netzentgelte sind nur zwei spezifische Maßnahmen, die zwischen den beiden
Extremen Nodal Pricing und umlagefinanzierten Netzentgelte liegen. Ob eine Einführung
der Handlungsoptionen aus gesamtwirtschaftlicher Sicht im deutschen Markt vorteilhaft
wäre, kann auf Grundlage der Arbeit nicht abschließend entschieden werden und bedarf
weiterer Untersuchung.

5 Fazit

Die Arbeit sollte darlegen inwiefern eine Regulierungsänderung im Stromsektor nötig ist,
um die Standortwahl von Kraftwerksbetreibern und Stromverbrauchern zu koordinieren
und mögliche Handlungsoptionen zu analysieren.
Gegenstand der Arbeit war es daher zunächst, die Ineffizienzen aufzudecken, die im Netz-
ausbau aufgrund der aktuellen Kosten- und Erlösverteilung entstehen. Es wurde gezeigt,
dass die geographische Verteilung der Netznutzung aus volkswirtschaftlicher Sicht nicht
optimal ausgestaltet wird, da die Netznutzer Kosten, die sich in der Netztopographie er-
geben, nicht in ihre Standortentscheidung miteinbeziehen.
Durch die vertikale Entflechtung der Wertschöpfungskette ergibt sich im Stromsektor ei-
ne Situation, in der alle beteiligten Akteure ihre Profite separat maximieren und dabei
gegensätzliche Präferenzen in Bezug auf die Standortwahl aufeinandertreffen. Es wurde
dargelegt, dass sich aufgrund der monopolistischen Struktur im Netzbereich eine gewisse
Koordinierungskompetenz auf Seiten der Netznutzer ergibt. Jene sind weitgehend frei in
ihrer Standortwahl und tragen nicht die Kosten, die bedingt durch ihre Entscheidung, im
Netzausbau entstehen. Dadurch kann es zu Mehrkosten für die Gesellschaft kommen, die
nicht entstehen würden, wenn die Netznutzer die Kosten des Netzausbaus in ihr Entschei-
dungskalkül bei der Standortwahl mit einbeziehen würden. Es kann daher von vorliegenden
Ineffizienzen aufgrund von Externalitäten gesprochen werden.

In einem zweiten Schritt wurden mögliche Handlungsoptionen zur marktkonformen Ausge-
staltung der Standortkoordination erörtert und skizziert, ob jene die Kosten des Netzaus-
baus auf Seiten der Verursacher internalisieren. Anreize zu einer effizienten Entscheidung
können unter anderem Marktpreise stimulieren, die im Stromsektor jedoch durch die Regu-
lierung der Netzstruktur nicht dieselbe Wirkung wie in einem perfekten Markt entwickeln
können. Dennoch bietet es sich an, durch Einführung des Market Splittings oder geogra-
phisch differenzierte Netzentgelte preisliche Signale zu setzen, um die Netznutzer dazu zu
bewegen die Netzausbaukosten bei ihrer Standortwahl zu berücksichtigen.
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Der Vorteil der regional ausdifferenzierten Netzentgelte besteht darin, dass es sich hier-
bei nur um einen moderaten Eingriff in das Strommarktdesign handelt. Zudem setzen die
Entgelte langfristige Preissignale, die dafür sorgen, dass ein sehr wirksames Standortsi-
gnal indiziert wird und den Investoren gleichzeitig ein hohes Maß an Planungssicherheit
gewährt wird. Jedoch ist die Handlungsoption geprägt von der Schätzung der langfristigen
Grenzkosten, die sich an den Netzpunkten durch eine zusätzliche Netzinanspruchnahme
in der langen Frist ergeben. Daher kann es leicht zu Fehleinschätzungen kommen, die zu
Verzerrungen in der Allokation der Übertragungskapazitäten führen können.
Implizite Auktionen, wie das Market Splitting oder das Nodal Pricing, internalisieren die
Kosten der knappen Übertragungskapazität in den Strompreis. Durch diese Bestimmung
über den Marktmechanismus lassen sich Fehlallokationen vermeiden. Das Nodal Pricing
wurde in der theoretischen Betrachtung als optimale Maßnahme identifiziert, da diese die
Externalitäten der Standortwahl über Preissignale an die Netznutzer weitergibt. Jedoch
scheint eine Einführung in Deutschland aufgrund der extremen Umgestaltung des Strom-
marktdesigns und der damit verbundenen Kosten momentan eher unwahrscheinlich.
Aufgrund der sehr volatilen und flexiblen Strompreise, ist es zudem fragwürdig wie effek-
tiv die generierten Preissignale überhaupt sind. Bei der Einführung des Market Splittings
müssen zudem weitere Überlegungen zu Marktmacht und Liquidität, die sich hier auf-
grund der kleineren Gebotszonen ergeben können, angestellt werden.

Eine abschließende Entscheidung für oder wider einer Einführung der Handlungsoptio-
nen auf dem deutschen Markt kann auf Grundlage dieser Arbeit nicht getroffen werden.
Dafür müssten die Kosten und die Problematiken, die sich bei einer Änderung des Strom-
marktdesigns in der Praxis ergeben würden, ausführlicher und konkret analysiert werden.
Jedoch konnte gezeigt werden, dass die Einführung von geographischen Standortsigna-
len aus ökonomischer Perspektive durchaus zum Ziel einer möglichst günstigen Energie-
versorgung beitragen kann. Bei dem derzeit vorherrschenden Grundsatz des ”Produce
and forget“,181 wie der Präsident der Bundesnetzagentur Jochen Homann die Problema-
tik der Nichtbeachtung der Netzkosten treffend bezeichnete, werden in der langen Frist
Erzeugungs- und Lastzentren voraussichtlich geographisch noch weiter auseinanderdriften.
Dies kann zu weiteren Engpässen im System führen und wird die Kosten für die Netzin-
frastruktur weiter erhöhen. Daher ist es sicherlich interessant, wie sich das Design des
deutschen Strommarkts diesem Wandel stellt und ob die analysierten Handlungsoptionen
bei der Implikation von Knappheitssignalen eine Rolle spielen werden.

181Vgl. Homann (2013), S. 5
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ökonomischer Vergleich (1. Aufl., Bd. 101). Herzogenrath. (Münstersche Schriften
zur Kooperation)

Bundesnetzagentur & Bundeskartellamt. (2014). Monitoringbericht 2013. Bonn.
Zugriff am : 04.08.2014 auf http://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/

Downloads/DE/Allgemeines/Bundesnetzagentur/Publikationen/Berichte/

2013/131217 Monitoringbericht2013.pdf? blob=publicationFile\&v=15

Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e.V. (2013). BDEW-Strompreisanalyse
Mai 2013: Haushalte und Industrie. Berlin. Zugriff am : 24.09.2014 auf
http://www.bdew.de/internet.nsf/id/123176ABDD9ECE5DC1257AA20040E368/

\$file/13\%2005\%2027\%20BDEW Strompreisanalyse Mai\%202013.pdf

Coenen, M. & Haucap, J. (2012). Ökonomische Grundlagen der Anreizregulierung
(Bd. 35). Düsseldorf. (DICE Ordnungspolitische Perspektiven)

Deutsche Energie-Agentur GmbH (dena). (2010). dena-Netzstudie II - In-
tegration erneuerbarer Energien in die deutsche Stromversorgung im Zeit-
raum 2015 – 2020 mit Ausblick auf 2025. Berlin. Zugriff am :
02.10.2014 auf http://www.dena.de/fileadmin/user upload/Publikationen/

Erneuerbare/Dokumente/Endbericht dena-Netzstudie II.PDF

Dieckmann, B. (2008). Engpassmanagement im Europäischen Strommarkt (Dissertation).
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