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VORWORT

Das Ziel dieses Artikels ist, einen Uberblick iiber die derzeitige Regulierung der Markte fiir Strom
und Gas zu geben. Die Idee zu diesem Ubersichtsartikel entstand bei der Vorbereitung des
Seminars ,,Angewandte Probleme der Energiewirtschaft: Regulierung von Energiemarkten” aus
dem sehr praktischen Mangel, dass es keine Literaturgrundlage gab. Dies mag zum einen dem
Umstand geschuldet sein, dass die Neuordnung der Markte flir Strom und Gas noch nicht allzu
lang zurlick liegt, zum anderen, dass diese Neuordnung noch nicht abgeschlossen ist. Die
Regulierungsvorgaben dndern sich noch immer in rasendem Tempo und vieles ist noch in der
Entwurfs- und Entscheidungsphase. Dies macht die Beschaftigung mit dem Thema sicherlich
interessant, aber es fiihrt auch zu einem Anreizproblem auf Autorenseite: Kein Autor mochte,
dass sein Werk bereits veraltet ist, wenn es erscheint.

Allerdings war das Ziel des Seminars, dass in seinem Verlauf gute bis sehr gute Beschreibungen
der Regulierung der Energiemarkte entstehen sollten — namlich in Form der von den Studieren-
den erstellten Seminararbeiten. Dieses gesammelte Wissen musste eigentlich ,,nur” Gbernom-
men und gefiltert werden. Das Vorhaben war geboren.

Das Seminar wurde sehr stark nachgefragt, so dass die urspriinglichen 17-20 Seminarplatze auf
insgesamt 42 Platze erhoht wurden und das Seminar in zwei Veranstaltungen aufgespalten
wurde. Daraus folgte, dass jedes Thema mindestens doppelt vergeben wurde, was sich als gute
Qualitatssicherung erwies. Allerdings waren die Zusammenstellung und die Einordnung der sehr
unterschiedlichen Arbeiten in einen gemeinsamen Rahmen sowie die Nachbearbeitung der
Texte leider umfangreicher als gehofft. Trotzdem gebiihrt sdmtliches Lob einzig den Autoren.
Gleichzeitig obliegt die Verantwortung jeglicher verbliebener Fehler bei den Herausgebern, was
eine recht seltene Konstellation sein dirfte.

Die Bearbeitung des Artikels ist nicht abgeschlossen: Alle Anmerkungen, Hinweise, Korrekturen,
Vorschlage und Anregungen sind herzlich willkommen und kénnen an michael.heuterkes AT
wiwi.uni-muenster.de gesendet werden. Denn die einzige Mdglichkeit, dass dieser Artikel auf
aktuellem Stand bleiben kann, ist eine standige Aktualisierung.

Minster, den 11.12.2008 Michael Heuterkes = Matthias Janssen




1 DER GASMARKT

1.1 DeR ENERGIETRAGER ERDGAS

Erdgas ist ein brennbares Naturgas, das in unterirdischen Lagerstatten vorkommt. Es ist unter
Luftabschluss und hohem Druck in einer Tiefe von ca. 4.000 bis 6.000 Metern bei Temperaturen
zwischen 120 und 180°C vor ungefahr 15 bis 600 Millionen Jahren aus abgestorbenen und
abgesunkenen Kleinstlebewesen entstanden. Erdgas ist kein homogenes Gut. Abhadngig vom
Herkunftsort besitzt es unterschiedliche chemische Zusammensetzungen und somit unter-
schiedliche Brennwerte. In Deutschland unterscheidet man zwischen den Qualitatsstufen L (low
= niederigkalorig) mit einem Methangehalt von 80 % bis 87 % und H (high = hochkalorig) mit
einem Methangehalt von 87 % bis 99 % H-Gas und L-Gas sind nur begrenzt substituierbar.
Grundsatzlich zeichnet sich der Primarenergietrager Erdgas durch relativ geringe spezifische
CO,-Emissionen als auch durch einen hohen Wirkungsgrad (v.a. in GuD-Kraftwerken) bei der
Stromerzeugung aus. AuRBerdem muss Erdgas auf Grund flachendeckender Vernetzung nicht
beim Endverbraucher gelagert werden. Erdgas ist mit einem Anteil von 22,5 % am deutschen
Energiemix nach Mineral6l der wichtigste Energietrager in Deutschland.

ABBILDUNG 1: VERTEILUNGSSTRUKTUR DER DEUTSCHEN GASWIRTSCHAFT

Auslandische 4 I
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Uberregionale Ferngasunternehmen
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QUELLE: EIGENE DARSTELLUNG IN ANLEHNUNG AN SCHIFFER (2005).




Gasleitungsnetze sind nicht mehr klassisch in Fern-, Regional- und Verteilnetze zu unterteilen.
Vielmehr wird gemall § 3 Nr. 19, 20 EnWG zwischen Fernleitungen (Ferngasnetz) und
Gasversorgungsnetzen (Verteilernetze) unterschieden. Unter dem Erdgasferntransport versteht
man den Transport von Erdgas vom Produzenten zum Verbraucher Gber eine Entfernung von
mindestens 50 km.

In Deutschland gibt es ca. 700 Gasversorgungsunternehmen. Der groRte Teil des Erdgases, das
in Deutschland verbraucht wird, wird im Ausland produziert. Auf der ersten Handels- und
Transportstufe agieren ca. sieben Uberregionale Ferngasunternehmen. Sie besitzen die groRen
Uberregionalen Transportleitungen mit Anschluss ans Ausland, importieren das Erdgas aus dem
Ausland und fordern Erdgas im In- und Ausland. Zu diesen Unternehmen gehéren die E.ON
Ruhrgas AG, die Erdgas-Verkaufs GmbH, die Exxon Mobil Gas Marketing Deutschland GmbH &
Co KG, die RWE Energy GmbH, die Shell Erdgas Marketing GmbH & Co KG, die Verbundnetz Gas
AG, BEB und die Wingas GmbH.

Auf der zweiten Handelsstufe gibt es etwa acht regionale Ferngasunternehmen, welche das
Erdgas von den liberregionalen Ferngasunternehmen einkaufen missen. lhre Aufgabe besteht
darin, das eingekaufte Gas an regionale und lokale Weiterverteiler zu verkaufen. Auf der
Verteilebene existieren in Deutschland ca. 40 Regionalverteiler und ca. 650 Ortverteiler. Sie
liefern das Gas an die Endverbraucher. Neben den klassischen Unternehmen existieren einige
Handler, die ihr Gas an in- und auslandischen Borsen einkaufen und weiterverkaufen.

1.2 REGULIERUNGSBEDARF

Gas ist ein leitungsgebundener Energietrager, dessen flaichendeckende Versorgung durch Netze
erfolgt. Das Ziel von Regulierung ist, Marktmachtmissbrauch in den Bereichen der Wertschop-
fungskette zu verhindern, in denen monopolistische Engpasseinrichtungen (wesentliche
Einrichtung / essential facilities) vorliegen.

Wirksamer Wettbewettbewerb ist dann nicht mdglich, wenn ein natirliches Monopol und
fehlende Bestreitbarkeit, etwa durch versunkene Fixkosten, vorliegen. Ein natlirliches Monopol
liegt vor, wenn die Kostenstruktur im relevanten Bereich der Nachfrage subadditiv ist, d.h. ein
Anbieter kann die gleiche Produktionsmenge glinstiger anbieten als mehrere Anbieter. Auf
diese Weise ergeben sich steigende Skalenertrage (economics of scale) im Einproduktfall. Im
Mehrproduktfall ergeben sich neben economics of scale auch Verbundvorteile (economics of
scope). Das bedeutet, dass es kostenglinstiger ist, zwei Gliter mit einer Anlage zu produzieren
als diese separat zu produzieren.




EXKURS: UBERPRUFUNGSKRITERIEN ZUR LEGITIMIERUNG VON REGULIERUNG

Natiirliches Monopol/subadditive Kosten
Von einem natiirlichen Monopol spricht man, wenn ein Unternehmen den Markt kostengiinstiger versorgen
kann als mehrere Unternehmen. Dieser Fall kann beim Vorliegen folgender Kostenvorteile eintreten:

o  Skalenertrdge

e Verbundvorteile

e Geographische, technische, rechtliche Gegebenheiten.

Angreifbarkeit eines Marktes

Die Angreifbarkeit eines Marktes, d.h. der mégliche Markteintritt von neuen Unternehmen, wird insbesondere
bestimmt von

irreversiblen Kosten (sunk cost),

Kostenunterschieden aufgrund von Lerneffekten, Technologievorsprung etc.,

Informationsasymmetrien und

der Hohe der Wechselbereitschaft der Nachfrager, die beispielsweise durch Markennamen, geographi-
sche Anbindung oder langfristige Vertrdge an einen Anbieter gebunden sind.

Wesentliche Einrichtung/Essential Facility
Als wesentlich wird eine Einrichtung oder Infrastruktur bezeichnet, die zugleich
e unabdingbar ist, um Kunden zu erreichen und/oder Wettbewerbern die Durchfiihrung ihrer Geschdifts-
tatigkeit zu ermdglichen,
e am Markt nicht anderweitig vorhanden ist,
e objektiv mit wirtschaftlich zumutbaren Mitteln nicht neu geschaffen werden kann.

Abgeleitete Kriterien zur Rechtfertigung einer Regulierung im Gasmarkt

1. Im gesamten Gasmarkt existiert kein funktionierender Wettbewerb.

2. Die Nutzung von Infrastruktureinrichtungen ist unabdingbar fiir die Unternehmen, um die Nachfrage in
nachgeordneten Mdrkten zu befriedigen.

3. Die erforderlichen Infrastrukturdienste werden nicht von einer mafigeblichen Anzahl von Betreibern
zur Verfiigung gestellt, die sich untereinander im Wettbewerb befinden.

4. Es steht kein dquivalentes Substitut zur Verfiigung.

5. Die Konstruktion von eigenen Infrastruktureinrichtungen ist unmdéglich fiir Marktteilnehmer, d.h. der
Markt ist nicht angreifbar.

Es ist zu beachten, dass economies of scale in der Produktion noch kein natiirliches Monopol
begriinden. So kénnen bei einer Erhéhung der Produktion die innerbetrieblichen Koordinations-
kosten sowie die Transaktionkosten die GroBenvorteile Uberkompensieren. Ebenfalls ist
denkbar, dass die Nachfrage die Menge (bersteigt, bis zu der GroRenvorteile existieren. In
diesem Fall kdnnte ein zweiter Anbieter in den Markt eintreten ohne dass dies zu erhdhten
Produktionskosten fiihren wirde.

Im Bereich des Erdgasferntransports existieren economies of scale aufgrund von Mindestauslas-
tung der Pipelines, der Zwei-Drittel-Regel beim Bau von Pipelines, sowie stochastische
GroBenvorteile bei der Vorhaltung von Reservekapazitaten. Diese Aussage gilt jedoch nur bis zur
Kapazitatsgrenze des bestehenden Pipelinesystems.




Aber selbst das Vorliegen eines natiirlichen Monopols begriindet nicht unbedingt wirtschaftspo-
litische Eingriffe auf dem Gebiet des Ferntransports, wenn die Marktmacht durch die
Bestreitbarkeit von Markten abgeschwacht oder sogar ganzlich behoben werden kann. Markte
sind umso bestreitbarer, desto niedriger ihre Markteintrittsbarrieren sind. Im Gasferntransport
ergeben sich hohe Markteintrittsbarrieren durch die hohe Spezifitat, die Unteilbarkeit und die
Unsicherheit beziglich der Nachfrage beim Bau einer Pipeline. Ein Unternehmen wird nur dann
einen Markteintritt erwadgen, wenn es flr das Risiko der hohen Spezifitdt und der Nachfrageun-
sicherheit durch eine hdhere Rendite entschadigt wird. Weiterhin muss es nach Eintritt einen
Preiskampf mit den alteingesessenen Anbietern beflirchten, deren Netze zum grolRen Teil
bereits abgeschrieben sind und die durch einen Preiskampf weitere Markteintritte verhindern
wollen. Daher kann die Fernhandelsebene kaum als bestreitbarer Markt angesehen werden.

Kann ein Netzbetreiber jedoch nachweisen, dass sein ,Fernleitungsnetz zu einem (iberwiegen-
den Teil wirksamem bestehendem oder potenziellem Wettbewerb ausgesetzt ist” (§ 3 Abs. 2
GasNEV), raumt der Gesetzgeber ihm die Moglichkeit ein, wettbewerbsorientierte Entgelte zu
bilden, die der Regulierung nicht unterworfen sind. Die bestehenden Ferntransportunterneh-
men sehen in dem Markteintritt der Wingas bzw. der Wingas Transport, die in den 90er Jahren
eigene Fernleitungspipelines in Konkurrenz zu den bestehenden Netzen der alteingesessenen
Unternehmen verlegte, einen Beweis fiir die Bestreitbarkeit des Ferngastransportmarktes.

Aber selbst wenn der Bau eines zusatzlichen, allerdings wenig vermaschten und vornehmlich fir
Transittransporte verwendeten Pipelinesystems betriebswirtschaftlich sinnvoll war, st
flaichendeckend weder von funktionierendem noch von potenziellem Pipelinewettbewerb
auszugehen, zumal die Preissetzung in einem Duopol sicher nicht der gewlinschten Preissetzung
entspricht. Es ist daher davon auszugehen, dass die Bundesnetzagentur die von den Fernlei-
tungsnetzbetreibern gestellten Antrage zur (im EnWG grundsatzlich vorgesehenen) Ausnahme
von der Kosten- bzw. Anreizregulierung allesamt ablehnen wird, wie im Fall der E.ON Ruhrgas
schon geschehen.

1.3 DIE RECHTLICHEN RAHMENBEDINGUNGEN

In der am 10. August 1998 in Kraft getretenen EU-Richtlinie 98/30/EG des Europdischen
Parlamentes und des Rates betreffend gemeinsame Vorschriften fir den Erdgasbinnenmarkt
gab den Anstol fir die Liberalisierung des Gasmarktes. Im Vordergrund der Richtlinie stand das
Konzept des Netzzugangs fiir Dritte (Third Party Access) zur Offnung des Erdgasmarktes in der
EU. Mit dem Erlass der Richtlinie gingen die Novellierung des deutschen Energiewirtschaftsge-
setzes (EnNWG) zum 29. April 1998 und die Novellierung des Gesetzes gegen Wettbewerbsbe-
schrankungen (GWB) zum 1. Januar 1999 einher. Das neue EnWG legte die Rahmenbedingungen




fir einen diskriminierungsfreien Netzzugang aller Marktteilnehmer fest. Die EU gab den
Mitgliedslandern fiir die Umsetzung der Richtlinie die WahIimoglichkeit, sich fiir einen
regulierten oder fiir einen verhandelten Netzzugang zu entscheiden. Der deutsche Gesetzgeber
hatte sich fir den verhandelten Netzzugang entschieden und somit auf freiwillige Vereinbarun-
gen zwischen den Marktteilnehmern gesetzt. Die konkrete Ausgestaltung des Netzzugangs blieb
dabei jedoch offen.

Zur Konkretisierung der Netzzugangsbedingungen legten die Industrieverbdande BDI und VIK
gemeinsam mit den Gaswirtschaftsverbanden BGW und VKU am 4. Juli 2000 die erste
Verbadndevereinbarung zum Netzzugang fir Erdgas (VV Erdgas) fir einen liberalisierten
deutschen Gasmarkt vor, welche im Marz und September 2001 nachtraglich inhaltlich ergdnzt
wurde. Am 3. Mai 2002 folgte die zweite Verbandevereinbarung (VV Erdgas ll), die am 1.
Oktober 2002 in Kraft trat und bis zum 30. September 2003 Giiltigkeit hatte. Die Verbandever-
einbarung legte die grundlegenden Rahmenbedingungen fiir frei verhandelbare Netzzugangs-
vereinbarungen auf Vertragsbasis sowie fiir die entsprechenden Netzzugangsentgelte fest.
Diese waren jedoch fiir die Netzbetreiber nicht verbindlich.

Mit der Umsetzung der Verbandevereinbarung sollte eine Forderung des Wettbewerbs
entsprechend der Ziele der Richtlinie 98/30/EG, des EnWG sowie des GWB erreicht werden. Der
Netzzugang erfolgte gemaR der Verbandevereinbarung transaktionsabhangig und auf Basis von
Einzelfallverhandlungen mit entfernungsabhangigen Netzzugangstarifen. In den Verhandlungen
zur Verbandevereinbarung VV Erdgas Ill forderten die Industrieverbande BDI und VIK die
Einflhrung eines transaktionsunabhangigen Entry-Exit-Modells auf Basis von nur noch zwei
Vertragen (Einspeise- und Ausspeisevertrag). Da die Industrieverbande und die Gaswirtschafts-
verbande keinen Konsens bzgl. des Netzzugangs finden konnten, wurden die Verhandlungen zur
VV Erdgas Il im April 2003 als gescheitert erklart.

Am 26. Juni 2003 wurde mit der Verabschiedung der EU-Beschleunigungsrichtlinie 2003/55/EG
die Moglichkeit eines verhandelten Netzzugangs ausgeschlossen und durch die Einfihrung einer
sektorspezifischen Regulierung der Elektrizitats- und Gasnetze ersetzt und gleichzeitig die
Richtlinie 98/30/EG aufgehoben.

Daraufhin musste das deutsche Energiewirtschaftsgesetz vom April 1998 von Grund auf
gedndert werden. Das neue Energiewirtschaftsgesetz (EnWG 2005) trat zum 13. Juli 2005 in
Kraft und schloss die entstandene Liicke durch das Scheitern der Verbdandevereinbarungen. Im
Mittelpunkt der Gesetzesnovelle standen die Ex-ante-Regulierung der Netzentgelte und die
organisatorische und rechtliche Entflechtung (Legal Unbundling) von Netzbetrieb und Handel.




In Verbindung mit dem EnWG 2005 wurde erstmals eine allgemeine nationale Regulierungsbe-
horde fir die Netzsektoren, die Bundesnetzagentur (BNetzA), geschaffen sowie eine Gasnetzzu-
gangsverordnung (GasNZV) und eine Gasnetzentgeltverordnung (GasNEV) erlassen.

Eine weitere wichtige Veranderung des Regulierungsrahmens erfolgt durch die Verabschiedung
der Anreizregulierungsverordnung. Diese wurde am 21.09.2007 durch den Bundesrat
verabschiedet und am 05.11.2007 im Bundesgesetzblatt veroffentlicht. Die Anreizregulierung in
Deutschland startet zum 01.01.2009. Sie umfasst zunachst zwei Regulierungsperioden von je
flinf Jahren, wobei die erste Regulierungsperiode fiir die Gasnetzbetreiber nur vier Jahre
betragt. In diesen beiden Regulierungsperioden wird die Revenue-Cap-Regulierung mit hybriden
Ansdtzen angewendet. Frihestens im Jahr 2019 soll dann zu einer Yardstick-Regulierung
Ubergegangen werden.

1.4 NETZzZUGANG

1.4.1 KONTRAKTPFADMODELL

Bis einschlieflich zum Gaswirtschaftsjahr 2005/2006 wurde der Gasnetzzugang auf der
Transportebene in Deutschland weitestgehend anhand des Kontraktpfadmodells gemaR der
Verbdndevereinbarung gewahrleistet. Unter Anwendung des Kontraktpfadmodells musste der
Transportkunde mit jedem Netzbetreiber entlang des zugrunde gelegten Transportpfades einen
separaten Vertrag Uber die entsprechenden gebuchten Kapazitidten abschlieBen. D.h. jede
einzelne kommerzielle Transaktion wurde als ein tatsachlicher physischer Gastransport vom
Einspeisepunkt bis zum Ausspeisepunkt betrachtet (Punkt-zu-Punkt-Durchleitung).

Drittnetznutzer hatten im Kontraktpfadmodell ein Entgelt zu entrichten, welches auf fiktiven
Transportpfaden, unabhangig von den tatsadchlichen Gasfliissen, basierte. Hierdurch kam es zu
einer systematischen Ungleichbehandlung von etablierten Unternehmen und neuen Marktteil-
nehmern, da die vertikal integrierten Netzbetreiber gegenlaufige Gasfllisse saldieren und
gleichzeitig einen Systemausgleich innerhalb des eigenen Netzes durchfiihren konnten. Daher
waren die von Drittnutzern zu entrichtenden Netzentgelte in der Regel deutlich hoher als die
tatsachlich durch die Netzbereitstellung entstandenen Kosten. Die technischen Gegebenheiten
eines Gasnetzes, d.h. die tatsdchlichen Gasflisse wurden mit der Anwendung des Kontrakt-
pfadmodells nicht beriicksichtigt und fiihrten zu einer falschen Berechnung der Netznutzungs-
kosten.




1.4.2 ZWEIVERTRAGSMODELL (ENTRY-EXIT-MODELL)

Mit dem Entry-Exit-Modell bzw. Zweivertragsmodell wird der Gasnetzzugang geregelt. Das Gas
wird an sog. Entrypunkten (Einspeisepunkten) ins Netz eingespeist und an Exitpunkten
(Ausspeisepunkten) entnommen. Die Transportkapazitdt wird an den jeweiligen Ein- und
Ausspeisepunkten im Voraus vertraglich festgelegt. Zunachst erfolgt eine Buchung lber die
gewlinschten ein- und auszuspeisenden Kapazitiaten durch den Transportkunden beim
jeweiligen Ubertragungsnetzbetreiber. Die Buchungen von Ein- und Ausspeisekapazititen
konnen unabhdngig voneinander erfolgen und auch unabhingig voneinander kombiniert
werden (freie Zuordenbarkeit). Der Transportkunde hat lediglich zu beachten, dass die Ein- und
Ausspeisemengen innerhalb seines Portfolios jederzeit ausgeglichen sind. Mit Zuteilung der Ein-
und Ausspeisekapazititen durch den Ubertragungsnetzbetreiber erhilt der Transportkunde die
Berechtigung, ein bestimmtes Gasvolumen pro Stunde in das Netz ein- bzw. auszuspeisen. Der
Transportnetzbetreiber legt dafiir fir jeden einzelnen Ein- und Ausspeisepunkt den entspre-
chenden Transporttarif fest, der unabhangig von der tatsachlichen Nutzung zu entrichten ist
(Kapazitats- oder Leistungspreis). Einen Tag im Voraus muss der Transportkunde bzw.
Bilanzkreisverantwortliche dem Netzbetreiber in Form der so genannten Nominierung mitteilen,
in welchem Ausmalf’ er von seinem Kapazitatsrecht Gebrauch machen mochte, d.h. wie viel Gas
er in welchen Stunden des Folgetages an welchen Punkten ein- und ausspeisen mochte.

Den Ausgangspunkt des Entry-Exit-Modells ist die Bildung von Marktgebieten, wobei ein
Marktgebiet alle in ihm befindlichen Netzbetreiber und die an deren Netze angeschlossenen
Kunden umfasst und von einem oder mehreren marktgebietsaufspannenden Netzbetreiber
(MGNDb) gebildet und unterhalten wird. Innerhalb eines Marktgebietes sind alle marktgebiets-
aufspannenden Netze horizontal integriert. Nachgelagerte Regionaltransport- und Verteilung-
snetze sind vertikal in das Marktgebiet integriert. Die Abgrenzung von Marktgebieten erfolgt
anhand von Netzrestriktionen, Kapazitatsengpassen, der transportierten Gasqualitat und bisher
nach Eigentumsgrenzen. Im Zweivertragsmodell kann Gas innerhalb eines Marktgebietes ohne
Einschrankungen gehandelt werden. Ein Transport lUber mehrere Marktgebiete ist jedoch
weiterhin mit einer Mehrzahl von Vertragen (jeweils ein Ein- und Ausspeisevertrag in jedem
Marktgebiet), Transport- und Handelseinschrankungen verbunden, weshalb die Anzahl der
Marktgebiete entscheidend fiir die Funktionsfahigkeit des Gasmarktes ist (siehe dazu auch
Kapitel 1.9.1).

Zurzeit gibt es in Deutschland 12 Marktgebiete, wobei einzelne Netze teilweise mehreren
Marktgebieten zugeordnet sind. Durch die genaue Zuordnung der Kunden im Uberlappungsge-
biet zu jeweils einem Marktgebiet kommt es aber zu einer exakten Abgrenzung. Die zwolf
Marktgebiete sind: EGT-H, EGT-L, RWE-H, RWE-L, H-Gas Norddeutschland, L-Gas Norddeutsch-
land, EWE, EGMT, Wingas, Ontras, GVS/Eni und GDF. Der Zusammenschluss der Marktgebiete




GdF und GVS/Eni ist bereits beantragt. Gegen alle L-Gas Netzbetreiber |duft momentan ein
Verfahren, weil die Zusammenlegung nicht zum 1.10.2008 wie angekiindigt statt gefunden hat.
Laut BNetzA soll es ab 1.10.2009 nur noch ein L-Gas Marktgebiet in Deutschland existieren
(RWE-L, EGT-L, L-Gas Norddeutschland, EWE und EGMT). Je nachdem wann und an welchen
Netzbetreiber der RWE TSO verkauft wird, kdnnte in den nachsten zwei bis drei Jahren noch
eine Zusammenlegung des RWE-H Marktgebietes mit einem anderen stattfinden.

TABELLE 1: MARKTGEBIETE IN DEUTSCHLAND

Marktgebiet Zugehdrige Netzbetreiber
Sudbayern (Bayerngas) H-Gas 47
H-Gas Norddeutschland (BEB, Dong, Statoil, Hydro) 78
L-Gas Norddeutschland (BEB, Exxon Mobil) 59
E.ON H-Gas (vormals E.ON I, II, I1I) 216
E.ON L-Gas 144
EGMT (Erdgas Munster) H-Gas 42
Verbundnetz Ems-Weser-Elbe (EWE) H-Gas 7
Gas-Union H-Gas 43
Gaz de France H-Gas 39
GVS-ENI H-Gas 116
Ontras (Verbundnetz Gas) 150
RWE H-Gas (vormals RWE I, II*, 1Il) 67
RWE L-Gas 39
Wingas Transport H-Gas (vormals Wingas |, Il, 1) 97

QUELLE: LEUSCHNER (2008)

In jedem Marktgebiet existiert ein virtueller Punkt (VP), an dem Gas unabhangig vom Besitz von
Kapazitdten gehandelt werden kann. Hierdurch kommt es zu einer strikten Trennung zwischen
Handel und Transport.

Innerhalb der Marktgebiete bilden die Transportkunden Bilanzkreise, in denen die Einspeisung
und die gemessene oder nominierte (bei Haushaltskunden ohne bilateralen Zahler, bei denen
der Verbrauch (ber Standardlastprofile geschatzt wird) Ausspeisung bilanziert und bei
Abweichung verrechnet werden (siehe dazu Kapitel 1.6). Die Summe aller Bilanzkreise
beinhaltet alle Einspeise- und Ausspeisepunkte des Marktgebietes und den VP. Fir jeden
Bilanzkreis ist ein Bilanzkreisverantwortlicher (BKV) zu bestimmen. Der Bilanzkreisverantwortli-
che hat einen Bilanzkreisvertrag mit dem Bilanzkreisnetzbetreiber (BKN) zu schlieBen. Beim
Bilanzkreisnetzbetreiber handelt es sich normalerweise um einen marktgebietsaufspannenden
Netzbetreiber. Der Bilanzkreisnetzbetreiber ist fir die Systemstabilitdt verantwortlich, das
beinhaltet z.B. die Beschaffung und Bereitstellung von Regelenergie.

In Zusammenhang mit der Kooperationsverpflichtung der Netzbetreiber haben diese gemal
§ 25 GasNZV sog. Netzkopplungsvertrage mit den benachbarten Netzbetreibern physisch
verbundener Netze zu schlieBen. Diese Netzkopplungsvertrage ermdglichen die Abwicklung des
Transports (iber mehrere, durch Netzkopplungspunkte verbundene Netze, ohne dass der




Transportkunde mit jedem Netzbetreiber einen separaten Vertrag abschliefen muss. Dariber
hinaus sind die jeweils marktgebietsverantwortlichen Netzbetreiber zum Abschluss eines
Bilanzkreisvertrages gemafll § 32 GasNZV i.V.m. § 3 der Anlage 3 der KoV Il verpflichtet. Dieser
Vertrag wird einmalig zwischen den marktgebietsverantwortlichen Netzbetreibern und den
Ubrigen marktgebietszugehorigen Netzbetreibern geschlossen. Neben der operativen
Abwicklung des Gastransportes werden durch den Bilanzkreisvertrag die Ubertragung von
Gasmengen zwischen verschiedenen Bilanzkreisen sowie der Ausgleich und die Abrechnung von
Abweichungen zwischen Ein- und Ausspeisemengen eines oder mehrerer Transportkunden
innerhalb eines Bilanzkreises geregelt. Abbildung 2 stellt die gesamte Vertragsstruktur des
Entry-Exit-Modells innerhalb eines Marktgebietes dar.

ABBILDUNG 2: SCHEMATISCHE DARSTELLUNG DER VERTRAGSSTRUKTUR IM MARKTGEBIET

Ferngasnetz
(Entry)

Gashéandler

Gashéandler

Verteilnetz
(Exit)

QUELLE: EIGENE DARSTELLUNG IN ANLEHNUNG AN OHMEN (2006).

Innerhalb eines Marktgebietes gibt es eine Vielzahl von Bilanzkreisen, tGber die alle eingebrach-
ten Handelsmengen abgerechnet werden. Die Bilanzkreise stellen somit die in einem
Markgebiet aktiven Handler bzw. Transportkunden dar. Dabei muss nicht jeder Handler einen
eigenen Bilanzkreis haben; es kdnnen sogenannte Subbilanzkreise gebildet werden. In jedem
Bilanzkreis gibt es jedoch nur einen Bilanzkreisverantwortlichen (BKV), der einen Bilanzkreisver-
trag mit dem Bilanzkreisnetzbetreiber abschlieRt, um den Ausgleich und die Abrechnung von
Abweichungen zwischen ein- und ausgespeisten Gasmengen zu regeln.




Es ist die Aufgabe des Bilanzkreisverantwortlichen, Nominierungen nach §27 GasNZV gegeniiber
dem Bilanzkreisnetzbetreiber vorzunehmen. Hierbei muss die Inanspruchnahme der beabsich-
tigten Ein- und Ausspeisekapazitaten fir den nachsten Tag angegeben werden. Die Gasmengen
sollten vorher durch den Bilanzkreisverantwortlichen moglichst exakt prognostiziert werden, da
dieser die wirtschaftliche Verantwortung fir seinen Bilanzkreis tragt. Der Bilanzkreisvertrag ist
auch bei guten Prognosen notwendig, da Differenzen zwischen ein- und ausgespeisten
Gasmengen im laufenden Betrieb unvermeidbar sind. Der Einsatz von Gas ist &dufRerst
temperaturabhangig, was eine sehr schwere Prognostizierbarkeit des tatsdchlichen Bedarfs mit
sich bringt. Des Weiteren hangt die Verlasslichkeit einer Bedarfsprognose von der Art des
Gaskunden und dessen Abnahmeprofil ab.

Die Abwicklung des Gastransports erfolgt durch die Nominierung der jahrlichen internen
Bestellungen der beteiligten Netzbetreiber entgegen der physischen Gasflussrichtung, also ,von
unten nach oben”. Bei der Ermittlung der Hohe der zu bestellenden Kapazitdt sollen auf
historischen Werten basieren, die auf eine bestimmte gesetzlich festgelegte Auslegungstempe-
ratur extrapoliert wurden. Nur bei gesicherten Kenntnissen von Abweichungen z.B. liber den
Anschluss eines Neubaugebiets an das Gasnetz kann hiervon abgewichen werden.

Die Kostenwalzung im Entry-Exit-System zwischen den Netzbetreibern eines Marktgebietes
erfolgt in der Wertschopfungskette ,,von oben nach unten” und hat den Zweck, die Netzkosten
moglichst verursachungsgerecht auf die entsprechenden Kostentrdager zu verteilen. Die
Begleichung der Kosten erfolgt jedoch, ebenso wie die Abwicklung des Transports ,von unten
nach oben”. Hierbei ist festzuhalten, dass nur die Ausspeiseentgelte und somit nur die
Netzkosten vom VP bis zum Endkunden gewadlzt werden, die Einspeiseentgelte werden von den
Transportkunden an die marktgebietsaufspannenden Netzbetreiber entrichtet. Der wirkliche
physische Weg des Gases hat keinen Einfluss auf die Entgelte. Bei Marktgebietsiiberlappung
wird ein mengengewichtetes (Ausspeise-)Entgelt gebildet.

Nach § 6 Abs.1 GasNZV haben Netzbetreiber unter Verwendung von Lastflussszenarien die
freien Kapazitdten des Netzes vor der Zuteilung von Einspeise- und Ausspeisekapazitaten zu
ermitteln und die freie Zuordenbarkeit innerhalb des Marktgebietes sicherzustellen. Das
bedeutet, dass von Transportkunden gebuchte Kapazititen ohne weitere Priifung auch
nominiert werden kénnen. Die Buchung von Kapazitaten kann jedoch durch das Vorliegen von
Engpassen verhindert werden. Engpéasse kdnnen in physischer und vertraglicher Form vorliegen.
Ein physischer Engpass liegt dann vor, wenn ein Buchungspunkt regelmaBig bis zur physischen
Leistungsgrenze ausgelastet ist und kann nur durch eine Verlagerung der Gasstrome oder den
Netzausbau behoben werden. Physische Engpasse sollten jedoch innerhalb eines Marktgebietes
nicht vorkommen und sind auch tatsachlich selten zu beobachten. Vertragliche Engpasse, d.h.
die komplette vertragliche Ausbuchung eines Buchungspunkts, ereignen sich allerdings relativ

10



haufig. Die tatsachlich nominierte und somit transportierte Gasmenge bleibt dabei deutlich
unter der Hohe der vermarktbaren Kapazitat. Die Griinde hierfiir kénnen neben der zyklisch
schwankenden und stochastischen Gasnachfrage auch die strategische Kapazitatshortung sowie
die steigende Zahl von Transportkunden sein. Zur Vermeidung von vertraglichen Engpéassen
konnen geeignete Mechanismen der Kapazitatsallokation/Kapazitatsvergabe oder des
Engpassmanagements herangezogen werden. Kapazitdtserweiterung ware in diesem Fall keine
effiziente Losung.

Die Kapazitatsvergabe soll laut § 9 Abs. 1f GasNZV nach dem sogenannten ,first-come-first-
served“-Prinzip erfolgen. Sind jedoch 90 Prozent der Kapazitdten durch Anfragen von
Transportkunden belegt, hat die Vergabe weiterer Kapazitdten erst nach 24 Stunden und einer
Engpassprifung zu erfolgen. Stellt sich nach dieser Frist heraus, dass ein Engpass vorliegt, sind
die knappen Kapazitdten durch eine Auktion zu vergeben. In der Praxis wird dieses Verfahren
jedoch nur von der ENI angewandt. Bis auf EON Ruhrgas, die beim Erreichen der Kapazitatsgren-
ze eine erneute Priifung der Kapazitdten anbieten, verfahren alle anderen Netzbetreiber einzig
und allein nach dem | first-come-first-served“-Prinzip. Alternativ kdnnte die Zuweisung lber eine
Auktion geregelt werden.

Ein weiteres Instrument der Kapazitatsalloktion stellt das Rucksackprinzip dar, wonach die fir
einen Letztverbraucher reservierten Kapazititen beim Lieferantenwechsel vom alten
Lieferanten auf den Neuen Ubertragen werden miissen. Im Zuge des Engpassmanagements soll
hauptsachlich das sog. ,use-it-or-lose-it“- Prinzip (UIOLI) zum Tragen kommen. Hierbei haben
Netzbetreiber Transportkunden, die in einem Zeitraum von sechs Monaten ihre gebuchten
Kapazitaten nicht oder nur in einem geringen Umfang nutzen, aufzufordern, diese zu verkaufen
und sind nach Nicht-Befolgung verpflichtet, diese zu entziehen. UIOLI kommt jedoch erst dann
zum Einsatz, wenn die Kapazitaten trotz Aufforderung nicht verkauft wurden. Die Praxis zeigt
allerdings, dass diese Regel nur schwer anwendbar ist.

Auch das Anbieten von unterbrechbaren Kapazitaten stellt eine Moglichkeit dar, vertraglichen
Engpdssen entgegen zu wirken. Da unterbrechbare Kapazitaten allerdings nicht geeignet sind,
feste Liefervertrage zu erfiillen, werden diese dementsprechend wenig nachgefragt.

Wie beim Transport innerhalb eines Marktgebietes sind die Netzbetreiber auch bei marktge-
bietsliberschreitendem Transport (MUT) zur Kooperation verpflichtet. Voraussetzung fiir einen
MUT ist, dass der Transportkunde Aus- und Einspeisekapazitat in Transportrichtung gebucht hat.
Durch die entsprechende Nominierung erfolgt der Transport von Gas vom VP des einen
Marktgebiets zum VP des anderen Marktgebietes. Die so entstehenden Kosten des MUT werden
nicht in die Entgeltwalzung miteinbezogen.
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Der Preis, der am VP fiir Gas bezahlt werden muss, erhoht sich somit um die Einspeise- und
Ausspeiseentgelte, die zuvor beim Transport schon angefallen sind. Man spricht hierbei von
Pancaking.

Dadurch, dass der Gastransport im Entry-Exit-Modell durch nur zwei Vertrage bewerkstelligt
werden kann, senken sich die Transaktionskosten im Vergleich zum Kontraktpfadmodell. Dem
Argument, es wiirde in Wirklichkeit keine Senkung der Transaktionskosten stattfinden, sondern
vielmehr eine bloBe Umverteilung von den Transportkunden hin zu den Netzbetreibern
vorliegen, ist entgegenzuhalten, dass schon im Kontraktpfadmodell die bendtigten Abstimmun-
gen von den Gasversorgungsunternehmen durchgefiihrt wurden. Einige Versorgungsnetze
wenden ohnehin keine eigene Netzsteuerung an und werden von vorgelagerten Netzen
gesteuert. Diese Kooperation wird durch das Zweivertragsmodell lediglich Dritten zur Verfligung
gestellt.

Neben den gesenkten Transaktionskosten tragt vor allem die Mdglichkeit, Einspeise- und
Ausspeisekapazitdten getrennt zu buchen (Transaktionsunabhdngigkeit), zur Borsenfahigkeit
und somit zur Massengeschéftstauglichkeit des Systems bei. Theoretisch kénnen freie, also
vertraglich nicht gebundene Erdgasmengen am VP gehandelt werden. Genligend Liquiditat
vorausgesetzt, kann so ein Spotmarkt fiir Gas entstehen. Aullerdem ist die Entstehung eines
Sekundarmarktes fir Kapazitaten im Marktgebiet moglich, da sich aufgrund der beliebig
kombinierbaren Punktkapazitdten einfacher Transaktionspartner finden lassen als im
Kontraktpfadmodell. Auch fiir die Bilanzierung ergeben sich aus der Anwendung des Entry-Exit-
Modells grofle Vorteile. So kdnnen auf Grund der Transaktionsunabhangigkeit einzelne
Einspeise- und Ausspeisepunkte verschiedener Netzbetreiber in Bilanzkreisen zusammengefasst
werden. Zusatzlich ermoglicht dies, Abweichungen von nominierten Gasfliissen zu saldieren. Die
dann noch bendétigte Regelenergie kann, wiederum ausreichend Liquiditat vorausgesetzt, am VP
transparent und zu marktnahen Preisen beschafft werden.

1.5 NETZENTGELTE

1.5.1 KOSTENBASIERTE NETZENTGELTE

In einem Entry-Exit-Modell sind Netzentgelte nicht vom Transportpfad abhangig, es handelt sich
vielmehr um eine Umlage aller Netzkosten auf die einzelnen Einspeise- und Ausspeisepunkte,
welche moglichst verursachungsgerecht erfolgen soll. So ist beispielsweise vorstellbar, dass an
typischen Einspeisepunkten das Entgelt hoch, in Regionen mit hoher Last jedoch relativ niedrig
ist. Die Bestimmung des Entgeltniveaus bleibt allerdings ein Wettbewerbsproblem, welches eine
Entgeltregulierung erforderlich macht.
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Die in § 21b EnNWG gestellten Bedingungen an die Gestaltung von Netzentgelten, Angemessen-
heit, Transparenz und Diskriminierungsfreiheit, kénnen grundsatzlich durch verschiedene
Mechanismen der Entgeltregulierung erreicht werden. So entschied man sich vorldufig fir eine
kostenbasierte Entgeltregulierung. Im Sinne des Als-ob-Wettbewerbsgedankens werden die
Kosten eines ,effizienten und strukturell vergleichbaren Netzbetreibers” als Grundlage fiir die
Entgeltbildung herangezogen. Dariber hinaus ist den regulierten Netzbetreibern eine
,angemessene, wettbewerbsfdhige und risikoangepasste Verzinsung” des eingesetzten Kapitals
zu gewahren. Die Ermittlung der Netzentgelte erfolgt in drei Schritten. So werden zuerst die
anrechenbaren Kosten des Netzbetreibers festgestellt. Diese werden danach auf Kostenstellen
und Kostentrager verteilt. Zuletzt findet die Bestimmung der Netzentgelte auf Basis der
Kostentrager statt.

Die kostenbasierte Entgeltfindung weist jedoch einige Schwachen auf. So bestehen Anreize,
durch Uberinvestition die Kostenbasis kiinstlich zu erhdhen (Averch-Johnson-Effekt). AuRerdem
gehen von dieser Art der Entgeltbestimmung kaum dynamische Anreize aus, da kostensenkende
Innovationen zu geringeren Entgelten und nicht zu hoheren Gewinnen fihren.

Neben diesen systemimmanenten Problemen ist die kostenorientierte Entgeltfindung mit einem
hohen Regulierungsaufwand verbunden. So stellt die hohe Zahl der Netzentgeltantrdage sowohl
die BNetzA als auch die zustandigen Landesregulierungsbehdrden vor groRe personelle
Schwierigkeiten, was letztlich zu erheblichen Verzégerungen im Genehmigungsverfahren fiihrt
und eine eingehende Effizienzprifung der Netzbetreiber unmoglich macht. Ebenfalls nachteilig
wirken sich die asymmetrisch verteilten Informationen zwischen dem Regulierer und den zu
regulierenden Netzbetreibern auf eine sachgerechten Entgeltfindung aus.

1.5.2 ANREIZREGULIERUNG

Um den angesprochenen Nachteilen der kostenbasierten Entgeltfindung entgegenzuwirken,
wird diese ab dem 1. Januar 2009 durch eine sog. Anreizregulierung ersetzt. Die Anreizregulie-
rung versucht, durch die losgeloste Betrachtung der Erlése bzw. der Preise von den Kosten
Wettbewerb zu simulieren. Im Zuge dieses Regulierungsregimes wird eine Erlos- oder
Preisobergrenze festgesetzt, die vom regulierten Unternehmen nicht tGberschritten werden darf.
Da unterhalb dieser Grenze die Gestaltung der Preisstruktur frei ist und sich Kostensenkungen in
hoheren Gewinnen widerspiegeln, ergeben sich positive Anreize fiir die allokative, produktive
und dynamische Effizienz.

Die Ausgangsbasis der Anreizregulierung muss vor Beginn jeder Regulierungsperiode festgelegt
werden. Sie legt das Ausgangsniveau fiir die Ermittlung der Erl0s- oder Preisobergrenze fest.
Dazu sollte man sich bei der Hohe der Ausgangsbasis an den Kosten, die bei der vorherigen
kostenorientierten Regulierung festgestellt wurden, orientieren. AuRerdem ist es wichtig,
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zwischen den beeinflussbaren Kosten und den nicht-beeinflussbaren Kosten eines Unterneh-
mens zu unterscheiden. Zum einen muss gewahrleistet werden, dass beim Benchmarking von
Unternehmen nur Arten von Kosten verglichen werden, welche die Unternehmen auch
beeinflussen konnen. Zum anderen muss der Zeitpunkt berlicksichtigt werden, in dem
Unternehmen ihre Kosten beeinflussen kdnnen. Nur dann kénnen Unternehmen Effizienzvorga-
ben erreichen und Ubertreffen. Es stellt sich daher die Frage, wann welche Kosten beeinflussbar
sind. Dies hangt insbesondere mit den Investitionszyklen der Kapitalanlagen zusammen. In der
Gaswirtschaft sind die Kapitalkosten bestehender Anlagen wegen einer Anlagennutzungsdauer
von 40 Jahren schwer beeinflussbar, erst bei einer Erneuerung der Anlagen sind die Kapitalkos-
ten beeinflussbar.

Die Lange der Regulierungsperiode hat entscheidenden Einfluss auf die Anreize fiir Unterneh-
men Effizienzsteigerungen durchzufiihren. Je langer die Regulierungsperiode dauert, desto
groRer sind die Anreize fir Unternehmen, Prozesse effizienter zu gestalten, da sie die
zusatzlichen Gewinne aus der Effizienzsteigerung behalten und erst nach dem Ende der
Regulierungsperiode an die Kunden weitergeben miissen. Allerdings geht dies zu Lasten des
Verbraucher, da die Verbraucher durch die langere Regulierungsperiode zwischenzeitlich nicht
an den Effizienzgewinnen beteiligt werden. Daher ist die Ldnge der Regulierungsperiode so zu
wahlen, dass sowohl Unternehmen als auch Verbraucher profitieren kénnen. Fiir den
Gasbereich ist eine vier- und eine anschlieffende flinfjahrige Periode einer Revenue-Cap-
Regulierung vorgesehen, die danach in eine Yardstick-Regulierung tibergehen soll (siehe Exkurs:
Revenue-Cap- und Yardstick-Regulierung).

Der allgemeine X-Faktor in der Anreizregulierung soll die Produktivitatsentwicklung der
gesamten Branche im Vergleich zur Gesamtwirtschaft widerspiegeln. Der allgemeine X-Faktor ist
ein wichtiges Instrument, das die Rationalisierungserfolge zwischen Netzbetreibern und
Verbrauchern aufteilt. Bei einem zu geringen X-Faktor kommen Rationalisierungserfolge nur den
Netzbetreibern und nicht den Verbrauchern zu Gute. Ist der X-Faktor zu hoch, kann es zur
Vernachlassigung der Netzinvestitionen und damit zu einer Gefdahrdung der Versorgungssicher-
heit kommen.

Ausgangsbasis fiir die Netzentgelte ist die Entgeltgenehmigung von 2008. Der generelle
Produktivitatsfaktor, den jedes Unternehmen unabhéangig von seiner individuellen Effizienz zu
erbringen hat, betragt fur die erste Regulierungsperiode 1,25% pro Jahr und fir die zweite
1,50% pro Jahr.

Unternehmen, die als nicht effizient gelten, sollen zusatzlich durch individuelle Produktivitats-
vorgaben ihre Effizienz steigern. Es wird dabei unterstellt, dass Rationalisierungspotentiale
ausgeschopft werden. Dies fuhrt dazu, dass sie unter Rationalisierungsdruck geraten und so
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gezwungen werden koénnen, effizienter zu wirtschaften und unnotige Kosten zu vermeiden. Um
ineffiziente Unternehmen zu identifizieren, ist es notwendig, einen Effizienzvergleich
(Benchmarking) zwischen den Unternehmen durchzufiihren. Die Ergebnisse des Benchmarkings
sind dann in individuelle Effizienzvorgaben zu lberfihren.

Die Bundesnetznetzagentur orientiert sich bei ihrem Ansatz an dem besten Unternehmen. Fir
dieses beste Unternehmen betrdgt der individuelle Effizienzparameter X, 0%. Es wird
geschatzt, dass der jahrliche Effizienzfaktor bei Unternehmen bis zu 5% pro Jahr betragen kann.
Um den bilrokratischen Aufwand fiir kleinere Netzbetreiber zu vereinfachen, sieht die
Anreizregulierungsverordnung Ausnahmen fir kleinere Netzbetreiber vor. Stromnetzbetreiber
mit weniger als 30.000 Kunden und Gasnetzbetreiber mit weniger als 15.000 Kunden konnten
bei der Bundesnetzagentur bis zum 15.12.2007 einen vereinfachten Antrag zur Teilnahme an
der Anreizregulierung stellen. Es wird unterstellt, dass diese Unternehmen eine Mindesteffizienz
von 87,5 % besitzen.

EXKURS: REVENUE-CAP- UND YARDSTICK-REGULIERUNG

Revenue-Cap

Die Revenue-Cap-Regulierung begrenzt die Erlése R eines Unternehmens i in der Regulierungsperiode t
prinzipiell auf die Unternehmenserlése der Vorperiode. Um einen Realausgleich zu gewdhrleisten, wird die
Inflationsrate berticksichtigt, indem dem Unternehmen zugestanden wird, die Erlése entsprechend dem
aktuellen Preisindex (RPI;) anzupassen. Durch die Subtraktion eines Effizienzfaktors X wird erreicht, dass sich
der allgemeine Produktivitdtsfortschritt auch in den Netzentgelten widerspiegelt. Aufserdem werden die Erlidse
um den auf exogene Kosteneinfliisse zurtickgehenden Faktor Z korrigiert:

R <R *@+RPI —X;) £ Z,

Es wird damit ein Erldspfad vorgegeben, der sich unabhdngig von den Kosten entwickelt. Zukiinftige
Mengenentwicklungen werden iiblicherweise geschdtzt, was u. U. zu erheblichen Problemen fiihren kann.
Weichen die tatsdchlichen Mengen eines Netzbetreibers (z. B. durch saisonbedingte Abnahmeschwankungen)
von den prognostizierten Mengen ab, ist er zur Neuausrichtung seiner Preise gezwungen, um die Erlésgrenze
einzuhalten.

Daraus ergeben sich zwei Anreize: Der gewollte Anreiz, Kosten zu senken und der nicht gewollte Anreiz, die der
Regulierung zugrunde liegende Mengenprognose zu erreichen. In Bezug auf die Preise bietet der Revenue-Cap-
Ansatz damit weniger allokative Effizienz, wohl aber geringere Anreize zu strategischem Verhalten als die Price-
Cap-Regulierung, bei der eine Preisobergrenze bestimmt wird.

Je nach der Linge der Regulierungsperiode (in der Regel 3 bis 5 Jahre) ergibt sich in beiden Modellen fiir
Unternehmen einerseits die Chance, bei vorzeitiger Erfiillung der Kosteneinsparungsziele zusdtzliche Gewinne
zu erzielen oder bei Verfehlung der Ziele, Verluste zu erwirtschaften. Anders gesagt: Uberdurchschnittlich
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effiziente Unternehmen sollen auch tiberdurchschnittliche Renditen erwirtschaften kénnen.

Yardstick-Regulierung

Die Yardstick-Regulierung geht auf Shleifer (1985) zuriick. Den Unternehmen wird fiir jedes Jahr ein
Effizienzziel vorgegeben, dass sich an der durchschnittlichen Produktivitit der einbezogenen Unternehmen
orientiert. Alle Unternehmen miissen ihre Preise um die ermittelte Produktivitdtsfortschrittsrate senken.
Uberdurchschnittliche Unternehmen kénnen den entstehenden Zusatzgewinn vollstindig einbehalten, eine
Weitergabe der Kosteneinsparungen durch Preissenkungen ist nicht erforderlich.

Diese Methode richtet sich demnach nicht nach dem unternehmensindividuellen Erfolg der Vorperiode, sondern
nach dem der gesamten Industrie. So haben erreichte Kostensenkungen eines Unternehmens keine Auswirkun-
gen auf die zukiinftige Preisobergrenze und beeinflussen somit nicht die Gewinne der Folgeperioden. Fiir die
Netzbetreiber besteht dadurch kein Anreiz, die eigenen Kosten tibertrieben hoch auszuweisen.

Ziel des Benchmarkings ist es, individuelle Effizienzunterschiede bei Gas- und Stromnetzbetrei-
bern zu erfassen und innerhalb der zwei ersten Regulierungsperioden abzubauen, um
spatestens 2019 bei moglichst dhnlichen Effizienzverhaltnissen mit dem Regime der Yardstick-
Regulierung zu beginnen. Unter Effizienz versteht man das Verhaltnis zwischen den erbrachten
Leistungen eines Netzbetreibers und den aufgewendeten Kosten. Beim Vergleich der
Netzbetreiber ist es namlich nicht sinnvoll, nur die Inputfaktoren, d.h. die absolute Hohe der
Kosten zu beriicksichtigen, da diese beispielsweise durch die Anzahl der angeschlossenen
Kunden stark variieren kann und diese Unterschiede nicht mit Ineffizienz erklart werden
konnen. Deshalb sollen die Kosten in Relation zu definierten Outputfaktoren gesetzt werden,
damit entsprechende VergleichgroRen gebildet werden kdnnen.

Eine Effizienzanlyse besteht aus verschiedenen Teilen. Zunachst werden Daten erhoben und
anschlieBend ein Benchmarking mittels spezieller Bechmarkingmethoden erstellt. In einem
dritten Schritt missen die Bechmarking-Ergebnisse in Vorgaben fir die Erlésobergrenze
umgesetzt werden.

GemaR & 12 i. V. m. Anlage 3 Nr. 1 ARegV ist ein Effizienzvergleich anhand der Data Envelop-
ment Analysis (DEA) sowie der Stochastic Frontier Analysis (SFA) vorzunehmen. Der effiziente
Rand wird dabei aus den effizientesten Unternehmen, nicht aus dem durchschnittlichen
Effizienzniveau ermittelt. Falls der Netzbetreiber nachweisen kann, dass in seiner Versorgungs-
aufgabe strukturelle Besonderheiten bestehen, werden diese im Effizienzvergleich berticksich-
tigt (siehe Exkurs: Benchmarking).
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Ein Effizienzvergleich nur auf Basis der Referenznetzanalyse ist nach § 22 Abs. 2 und 4 ARegV
nur dann vorzunehmen, wenn die Belastbarkeit des DEA-Benchmarking trotz Unterstiitzung
durch die Referenznetzanalyse eingeschrankt ist.

EXKURS: BENCHMARKING

Data Envelopment Analysis (DEA)

Der bekannteste Vertreter der nicht-parametrischen Methoden ist die Data Envelopment Analysis (DEA). Die
DEA ermittelt anhand von ausgewdhlten Vergleichsparametern mithilfe der linearen Programmierung den
effizienten Rand der betrachteten Unternehmen. Bei gegebenem Output werden die minimalen Inputfaktorkom-
binationen errechnet.

Die DEA ordnet den Unternehmen anhand der gewdhlten Vergleichsparameter Effizienzwerte zwischen 0 und 1
zu, wobei die best-practice-Unternehmen (frontier firms) den Effizienzwert 1 zugewiesen bekommen. In einem
mehrdimensionalen Raum spannen die frontier firms so den Raum weniger effizienter Unternehmen auf.

Der Vorteil der DEA liegt in der nicht notwendigen Ermittlung von Kosten- oder Produktionsfunktionen.
Allerdings werden keine Wahrscheinlichkeiten und keine statistischen Fehler beriicksichtigt. Dies hat eine hohe
Volatilitit der Effizienzwerte zur Folge. Dartiber hinaus steigt die Anzahl effizienter frontier firms mit der
Anzahl der Vergleichsparameter. Das Ausmafs méglicher Effizienz wird so systematisch unterschdtzt. Es sollten
daher nur einige wenige Vergleichsparameter gewdhlt werden, die effiziente Unternehmen mdglichst
trennscharf von weniger effizienten Unternehmen abgrenzen kénnen. Die Vergleichsparameter sollten dabei
zweckmdfSig den Ressourcenverbrauch bei der zu vergleichenden Aktivitdt (in unserem Fall: der Gastransport)
mdglichst genau abbilden.

Stochastic Frontier Analysis (SFA)

Bei der Stochastic Frontier Analysis (SFA) wird auf Basis einer Maximum-Likelihood-Schdtzung der Variablen
der Schdtzfunktion eine Regressionsgerade durch die Punkte der effizienten Unternehmen gelegt. Die SFA
unterteilt Abweichungen von der Effizienzgrenze in tatsdchliche Ineffizienzen und zuféllige (stochastische)
Abweichungen. Der effiziente Rand wird so nicht auf Basis eines einzelnen Unternehmens, sondern aufgrund der
stochastischen Verteilung festgelegt.

Die Anwendung der SFA erlaubt auch Hypothesentests, benétigt aber neben Kosten- oder Produktionsfunktionen
auch Annahmen zur stochastischen Verteilung. Ergebnisse aus der SFA kénnen im Vergleich zur DEA als
tendenziell robuster angesehen werden, da mégliche Ausreifser durch das Zulassen von statistischen Fehlern
systematisch beseitigt werden kénnen. Wird beispielsweise ein Ausreifder in den zugrunde liegenden Daten durch
die OLS als das einzig effiziente Unternehmen erkldrt, wird dieser durch die SFA als zufilliger Fehler
interpretiert und vom Benchmarking ausgeschlossen.

Die klassischen Methoden tiberzeugen durch ihre Einfachheit, konzeptionell liegt ihnen jedoch eine Annahme zu
Grunde, die eine objektive Bewertung von Ineffizienzen erschwert. Alle klassischen Benchmarking-Methoden
unterstellen eine homogene Verteilung und Aufgliederung der Netzinfrastruktur und damit eine gleichmdfige
Kostenentstehung bei allen Unternehmen. Netzbetreiber, die sich beziiglich topographischer Gegebenheiten
(Netzdichte, ErschlieSungsgrad, Zersiedelung der Abnehmer) der installierten Leitungen unterscheiden,
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arbeiten aber unter unterschiedlichen Bedingungen, so dass Kostenunterschiede zu erwarten sind, die jedoch
nicht durch die Benchmarking-Methode mit Kostenineffizienzen gleichgesetzt werden diirfen. Von diesem
konzeptionellen Defizit ausgehend wurden Referenznetzanalysen entworfen, die alternativ zu den klassischen
Benchmarking-Methoden angewandt werden kann.

Relative Referenznetzanalyse

Referenznetzanalysen gehdren zur Gruppe der modellanalytischen Methoden. Referenznetzanalysen sind
computergestiitzte Optimierungsverfahren zur Ermittlung von modellhaften Netzstrukturen und Anlagegertis-
ten, die ein optimales Verhdltnis von Kosten und netzwirtschaftlichen Leistungen aufweisen.

Ahnlich wie in den zuvor vorgestellten klassischen Benchmarking-Methoden wird auch bei der Referenznetzana-
lyse ein Vergleich der Netzbetreiber anhand der Abweichungen eines festgelegten Referenzwerts vorangestellt,
nur dass es sich bei dieser Methode um ein hypothetisches Netzunternehmen handelt. Alle Ubertragungsleitun-
gen, Netzkopplungspunkte, Netzspeicher und -puffer des virtuellen Netzes werden mit Standardkosten belegt,
die dann als Benchmark fiir die zu regulierenden Unternehmen dienen. Zur Berlicksichtigung von Unterschieden
in der Versorgungsaufgabe der Netzbetreiber wird das virtuelle Netz bei gegebenen Leitungsverldufen und
topographischer Beschaffenheit eines Versorgungsgebiets an unterschiedliche Szenarien angepasst.

Da sich die Methode auf ein modelliertes Mengengeriist mit Standardkosten stiitzt, sind dariiber hinaus
Uberpriifungen von angesetzten Kapitalkosten fiir geplante Investitionsszenarien méglich.

Die Referenznetzanalyse erlaubt die Beriicksichtigung individueller Besonderheiten der Versorgungsaufgabe
eines Netzbetreibers und damit eine objektive Bewertung von Ineffizienzen. So werden anders als bei den
klassischen Benchmarking-Methoden nicht aggregierte Kennzahlen, sondern die tatsdchlichen auslegungsrele-
vanten Charakteristika der Netze berticksichtigt.

Abweichend von den zuvor betrachteten klassischen Benchmarking-Methoden erfordert die Implementierung
des virtuellen Netzes jedoch einen erhéhten Entwicklungsaufwand, wodurch die Anwendung der Referenznetz-
analyse als Regulierungsmethode kritisiert wird.

Um dem Gedanken der mit der Menge schwankenden Durchschnittskosten Rechnung zu tragen
hat die BNetzA ein Regulierungskonto eingefiihrt. Danach werden die Mehr- und Mindererldse,
die durch die schwankenden Mengen entstehen, auf einem Regulierungskonto verbucht und am
Ende der Periode saldiert und als verzinste Zu- oder Abschlage auf die Erlésobergrenze der
Folgeperiode gewahrt.

Die Einfihrung des Mengenkontos relativiert fiir die Netzbetreiber den regulatorisch
ungewollten Anreiz, die zugrunde liegende Mengenprognose erreichen zu missen, da sich
mogliche Mengeneinbullen durch den Kontoausgleich nicht in Gewinneinbulen in den
Folgejahren niederschlagen.

Um dem Problem des drohenden Qualitatsabbaus im Sinne einer Gefahrdung der Versorgungs-
sicherheit entgegenzuwirken, wurde das so genannte , Qualitdatselement” in die Verordnung
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aufgenommen. Bei Abweichungen der Vorgaben ist eine Anpassung der Erlésobergrenze in
beide Richtungen moglich, d.h. es ist auch eine Absenkung im Falle der zu hohen Qualitat
vorgesehen (§ 19 ARegV). Dies kann als Korrektiv zur ehemals kostenorientierten Regulierung
angesehen werden; getitigte Uberinvestitionen werden so regulatorisch handhabbar.

Um der Qualitat der Netzleistungsfahigkeit eines jeden Unternehmens einen Wert zuzuordnen,
bedarf es der Prognose des zukiinftigen Nachfrageverhaltens, was zu einem zusatzlichen
Informationsbedarf beim Regulierer fiihrt. Konkret plant die Bundesnetzagentur eine Ermittlung
der Zahlungsbereitschaften der Netznutzer mit dem Ziel, Abweichungen der Anforderungen zu
guantifizieren und beim Benchmarking kostenwirksam zu beriicksichtigen. Wie auf funktionie-
renden Markten haben sich die Anbieter hinsichtlich ihres Investitionsverhaltens damit an den
Nachfragern zu orientieren. Diese 6konomisch elegante Losung ist flir Gasversorgungsnetze
aber friihestens ab der zweiten Regulierungsperiode vorgesehen und dann auch nur, falls von
belastbaren Datenreihen ausgegangen werden kann (§ 19 Abs. 2 ARegV).

1.6 DER REGEL- UND AUSGLEICHSENERGIEMARKT FUR GAS: DAS BILANZKREISMODELL

1.6.1 BEGRIFFSDEFINITIONEN UND ZIELVORGABEN

Unter ,Regelenergie” versteht man die Energie, die zum physikalischen Ausgleich eines Netzes
in einem Marktgebiet eingesetzt wird. Planung und Einsatz zum Ausgleich kumulierter
Abweichungen obliegen dem Bilanzkreisnetzbetreiber. Im Gegensatz dazu bezeichnet
»Ausgleichsenergie” ausschlielllich die bilanziell abzurechnenden Ungleichgewichte in einem
Bilanzkreis. Hierfiir muss die Differenz zwischen der gesamten Aufbringung und Abgabe von
Energie eines Bilanzkreises innerhalb einer Bilanzperiode ermittelt werden.

Zum Ausgleich von Differenzen ist der jeweilige Bilanzkreisnetzbetreiber verantwortlich. Nach
§ 22 EnWG ist dieser dazu verpflichtet, die fiir den Ausgleich bendtigte Regelenergie zu
beschaffen und so fiir die Glattung von Ungleichgewichten im betrachteten Marktgebiet zu
sorgen. Dem Bilanzkreisnetzbetreiber kommt es dabei zugute, dass sich die positiven und
negativen Abweichungen der einzelnen Bilanzkreise gegenseitig kompensieren, so dass dieser
nur fir den Ausgleich der kumulierten Abweichungen verantwortlich ist. In einem zweiten
Schritt erfolgt die Abrechnung der eingesetzten Ausgleichsleistungen durch den Bilanzkreisnetz-
betreiber mit den einzelnen Bilanzkreisen.

Es gibt zwei spezifische Eigenschaften des Gasmarktes, die bei der Ausgestaltung eines Regel-
und Ausgleichsenergiemarktes berlicksichtigt werden mussen. Erstens verfligt das Gasnetz lGber
die Moglichkeit der netzinternen Speicherung. Dies hat zur Folge, dass bei der Entstehung
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kurzfristiger Differenzen keine Regelenergie aus externen Quellen benotigt wird. Ungleichge-
wichte kénnen durch die Moglichkeit des intertemporalen Ausgleichs tGberwunden werden.
Diese Eigenschaft des Gasnetzes macht eine weitere begriffliche Differenzierung notwendig:
Regelenergie, die aus der Moglichkeit der netzinternen Speicherung sowie der zur Verfiigung
gestellten Regelenergie anderer Netzbetreiber resultiert, bezeichnet man als ,interne
Regelenergie”. Hierzu zahlen der Netzpuffer und weitere dem Netz zuzuordnende Speichermdog-
lichkeiten. Wird hingegen auf Anweisung des Bilanzkreisnetzbetreibers Regelenergie durch
einen anderen Marktteilnehmer zur Verfligung gestellt, handelt es sich um ,externe Regelener-
gie”. Hierbei resultiert die benotigte Regelenergie aus netzexternen Speichern, Flexibilitaten bei
der Gasproduktion, abschaltbaren Kunden oder der Moglichkeit der Anpassung von Einspeise-
mengen.

Die zweite Besonderheit ist die endliche Transportgeschwindigkeit von Gas durch die Leitung.
Diese fiuihrt dazu, dass Ungleichgewichte im Netz in einem ortlichen Zusammenhang mit der
dort verfigbaren Regelenergie stehen. Tritt z.B. in Punkt A ein Engpass auf und in einem
entfernt liegenden Punkt B wird Regelenergie zur Verfligung gestellt, so muss, zumindest
theoretisch, die Zeit beriicksichtigt werden, die das in Punkt B eingespeiste Gas bendtigt, um zu
Punkt A zu gelangen.

Im Rahmen des Bilanzkreismodells des Gasmarktes ist die Inanspruchnahme von stiindlichen
Ausgleichsleistungen fir jeden Transportkunden zwingend erforderlich. Dabei werden die
Ausgleichsleistungen innerhalb des Marktgebiets allein vom Bilanzkreisnetzbetreiber als
Monopolanbieter bereitgestellt. Um Marktmachtmissbrauch bei der Festlegung der Ausgleichs-
energiepreise vorzubeugen, schreibt das Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) dem Bilanzkreisnetz-
betreiber daher eine transparente, nichtdiskriminierende und kostenorientierte Abrechnung der
Ausgleichsenergiepreise vor.

Eine kostenorientierte Abrechnung der Ausgleichsenergiepreise erfolgt dann, wenn die Kosten
der Regelenergie Uber die Verrechnung der Ausgleichsenergie auf die Bilanzkreise umgelegt
werden. Zurzeit existiert in Deutschland jedoch kein allgemein verbindliches Verfahren, nach
dem die Bilanzkreisnetzbetreiber die bendtigte Regelenergie beschaffen miissen. Ohne ein
solches Verfahren ist es dem Bilanzkreisnetzbetreiber moglich, Regelenergie auf hdchst
intransparente Weise zu beschaffen. Es ist wahrscheinlich, dass die Mehrheit der deutschen
Bilanzkreisnetzbetreiber ihren Regelenergiebedarf durch den Abschluss langerfristiger, direkter
Vertrage deckt. Dabei werden jedoch weder Details Uber Vertragspartner noch die zugrunde
liegenden Vertragsbedingungen, inklusive der vereinbarten Preise/Kosten fiir die gelieferte bzw.
aufgenommene Regelenergie durch die Vertragspartner, bekannt. Ohne genaue Kenntnis der
Regelenergiekosten ist es in der aktuellen Praxis somit nicht moglich festzustellen, ob die vom
Bilanzkreisnetzbetreiber festgelegten Ausgleichsenergiepreise tatsachlich den Regelenergiekos-
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ten entsprechen. Dadurch wird dem Bilanzkreisnetzbetreiber eine nahezu willkiirliche
Bepreisung der Ausgleichsenergie ermoglicht.

Ein weiteres grundsatzliches Problem stellen die kostenglinstige Beschaffung und der effiziente
Einsatz von Regelenergie dar. Da die Kosten externer Regelenergie deutlich hoher sind als die
der internen Regelenergie, sollte zunachst ein vollstandiger Einsatz der vorhandenen internen
Regelenergie erfolgen, bevor auf externe Kapazitdten zuriickgegriffen wird. Auf diese Weise
konnen die vorhandenen Kapazititen effizienter eingesetzt und die Gesamtkosten der
Regelenergie minimiert werden.

Bei einem Einsatz interner Regelenergie sollte ein netziibergreifender Austausch interner
Regelenergie ermoglicht werden, um das volle Potenzial der netzinternen Kapazitaten
auszunutzen. Jedoch ist der netziibergreifende Austausch interner Regelenergie mit einem
Problem verbunden: Netze mit einem hohen Anteil interner Regelenergie verfiigen aufgrund
hoher Investitions- und Kapitalkosten Uber ein hdheres Kostenniveau als Netze mit einem
geringeren Anteil. Falls ein Netzbetreiber seine internen Speicherkapazititen anderen
Netzbetreibern zur Verfligung stellt, muss er daflir kompensiert werden. Erfolgt keine
Kompensation, entfillt jeder wirtschaftliche Anreiz fir den Netzbetreiber, in den Bau bzw.
Ausbau oder Erhalt interner Speicherkapazitaten zu investieren, da er kostenlos die Kapazitaten
anderer Netzbetreiber nutzen kann. Eine Kompensation konnte entweder Uber einen
angemessenen finanziellen Ausgleich zwischen den Netzbetreibern, oder Gber eine Berticksich-
tigung der Speicherkosten in der Anreizregulierung der Netznutzungsentgelte geschehen. Durch
eine Berlicksichtigung in der Anreizregulierung kdnnten je nach internen Speicherkapazitaten
der Netze hohere Netznutzungsentgelte genehmigt werden, welche die Investitions- und
Kapitalkosten fiir interne Speicheranlagen kompensieren.

1.6.2 BILANZIERUNG UND BEPREISUNG VON AUSGLEICHSENERGIE

1.6.2.1 WAHL DER BILANZIERUNGSPERIODE

Das Standardmodell der Bundesnetzagentur sieht als Bilanzierungsperiode samtlicher
Gasmengen den Gastag vor; dieser beginnt nach § 27 GasNZV um 6:00 Uhr morgens und endet
um 6:00 des Folgetages. Das Vorgehen entspricht einer reinen Tagesbilanzierung. Im Gegensatz
dazu steht die momentan in der Praxis angewandte Stundenbilanzierung. Ein Nachteil einer
stindlichen Abrechnung ist, dass theoretisch die endliche Transportgeschwindigkeit in den
Netzen, sowohl bei geplanten als auch bei ungeplanten Abweichungen bei der Abrechnung
bericksichtigt werden miussten. Bei geplanten Abweichungen erfordert die genaue Einhaltung
der Einspeisung, die dem erwarteten Abnahmeprofil entspricht, aufgrund der Zeit des
Transportes durch das Netz, einen zeitlichen Vorsprung. Andersherum muss bei der Korrektur
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ungeplanter Abweichungen mit einer zeitlichen Verzogerung gerechnet werden, da der
mogliche Ausgleich erst wirkt, wenn entsprechende Mengen durch das Netz transportiert
worden sind. Des Weiteren stellt eine stlindliche Bilanzierung eine weitaus groBere Wettbe-
werbsbarriere dar als eine Tagesbilanzierung. Fiir Newcomer, die zunachst nur eine geringe
Anzahl an Kunden und damit nur wenig Moglichkeiten zur stochastischen Glattung haben,
verringert die bei taglicher Bilanzierung mogliche Saldierung von einzelnen Stundenabweichun-
gen die direkt zurechenbaren Kosten fiir Ausgleichsenergie deutlich.

Allerdings wiirde eine ausschlieBliche Tagesbilanzierung zu einem unverhaltnismaRig hohen
Bedarf an Regelenergie fiihren, da einzelne BKV den Anreiz haben, Gasmengen gleichmaRig und
damit glinstig einzuspeisen (weil Produzenten und Lieferanten Interesse an gleichmaRiger
Lieferung haben), die Gasmengen aber entsprechend ihres Lastprofils ungleichmaRig liber den
Tag auszuspeisen. Die entstehenden Ausgleichskosten (fiir Pufferung und Speichernutzung)
missten Uber die Netzentgelte sozialisiert werden. Im Modell der Bundesnetzagentur ist daher
zusatzlich zur Tagesbilanzierung ein stindliches Anreizsystem vorgesehen, welches die
Ausgleichskosten internalisieren soll.

1.6.2.2 BEPREISUNG

Der Aufbau eines moglichen Preissystems sollte transparent und verursachungsgerecht sein.
Des Weiteren muss berlcksichtigt werden, dass der bilanziellen Verrechnung von Ausgleichs-
energie die Beschaffung von physischen Regelenergiemengen gegeniibersteht. Ziel eines
effizienten Systems muss es daher sein, den Marktteilnehmern die tatsachlichen Kosten des
Ausgleichs zu signalisieren. Insgesamt ist es erforderlich, den elementaren Zielkonflikt zu
bericksichtigen, der sich bei der Implementierung eines Preissystems unweigerlich ergibt. Auf
der einen Seite sollen Anreize gesetzt werden, die die Marktteilnehmer dazu veranlassen,
vorhersehbare und vermeidbare Ungleichgewichte zu verhindern. Zur Vermeidung prognosti-
zierbarer Abweichungen muss der Bilanzkreisverantwortlicher alle ihm zumutbaren Anstren-
gungen unternehmen. Folglich missen die Preise fiir Ausgleichsenergie hoch genug sein, so dass
Arbitrage zwischen Ausgleichsenergiemarkt und GrolRhandelsmarkt verhindert wird. Es ist also
erforderlich, dass der Preis flir positive Ausgleichsenergie immer hoher bzw. der Preis fir
negative Ausgleichsenergie immer niedriger ist als der Marktpreis. Auf der anderen Seite sollte
die Ponalisierung fir unvorhergesehene und unausweichliche Abweichungen vermieden
werden, um die Sicherheit des Netzbetriebes insgesamt nicht zu gefahrden. Um dies realisieren
zu kénnen, sind jedoch geringe Preise nahe am Marktpreis zielfiihrend.

Die Bundesnetzagentur stellt im Zuge des Festlegungsverfahrens ein relativ unkompliziert
wirkendes Preissystem vor. Die Preisbildung fiir Ausgleichsenergie soll anhand eines externen
Referenzpreises an liquiden Handelsplatzen erfolgen. Dabei ist die Bildung von positiven und
negativen Ausgleichsenergiepreisen wie folgt vorgesehen: Fiir negative Ausgleichsenergie wird
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der geringste Verkaufspreis als Referenzpreis herangezogen und mit 0,9 multipliziert. Fiir den
positiven Ausgleichsenergiepreis wird der hochste Kaufpreis mit 1,1 multipliziert. Bisher sind die
Spreads deutlich ausgepragter, bei RWE Transportnetz betragen sie z.B. fir stiindliche
Uberschreitungsmengen 75% des giiltigen Systementgeltes und fiir Unterschreitungsmengen
150%. Man spricht bei einem Modell, in dem zwei verschiedene Preise fiir negative und positive
Ausgleichsenergie existieren, von einem 2-Preis-System. Es wird deutlich, dass der Bedarf von
Ausgleichsenergie so grundsatzlich ,bestraft” wird und folglich ein allgemeines Interesse
bestehen diirfte, diesen moglichst zu vermeiden. Zur Erhéhung der Transparenz ist es die Pflicht
des Bilanzkreisnetzbetreiber, die Preise fir Ausgleichsenergie taglich zu veroffentlichen.

1.6.2.3 STUNDLICHES ANREIZSYSTEM

Zusatzlich zu der gerade beschriebenen Tagesbilanzierung und der entsprechenden Bepreisung
fir die abzurechnenden Ausgleichsenergiemengen sieht die BNetzA ein weiteres System vor,
welches durch eine stundenscharfe Betrachtung aller Ein- und Ausspeisepunkte Anreize zur
verbesserten untertdgigen Strukturierung beitragen soll.

Hierbei sollen zunachst Stundennominierungen fir die physischen Einspeisemengen beibehal-
ten werden, um ausreichende Planungssicherheit sowie eine hinreichende Netzstabilitat
garantieren zu kénnen. Ziel ist es, gezielte Anreize zur stlindlichen genauen Prognose und
Planung zu setzen, um so den Bedarf an Regelenergie insgesamt zu verringern.

Kernidee des stiindlichen Anreizsystems ist die Einrichtung eines Strukturierungsbeitrages.
Dieser wird vom Bilanzkreisnetzbetreiber in Euro je MWh fiir Stundenabweichungen erhoben
und betragt in der Regel 15 % des Mittelwertes der Preise fiir positive und negative Ausgleichs-
energie. Der Bilanzkreisnetzbetreiber kann bei der Festlegung des Strukturierungsbeitrages
weitere Differenzierungen vornehmen. Stitzt der Bilanzkreis mit seiner Differenz das
Marktgebiet in der betrachteten Stunde kann ein Strukturierungsbeitrag von unter 15 % (mind.
5 %) veranschlagt werden. Ist der Bilanzkreis jedoch Mitverursacher der Abweichung im
Marktgebiet, kann der Strukturierungsbeitrag bis zu 20 % betragen. Zahlungen, die fir den
Bilanzkreisverantwortlichen im Rahmen des Anreizsystems anfallen, werden unabhangig von
der eben beschriebenen Abrechnung von Ausgleichsenergie berechnet.

Zusammenfassend wird deutlich, dass der Bilanzkreisnetzbetreiber unterschiedliche Einnahme-
und Ausgabequellen hat. Zunachst fallen Kosten fiir die Vorhaltung und den Einsatz externer
Regelenergie sowie fiir die Gasabnahme Uberspeister Bilanzkreise (negative Ausgleichsenergie)
an. Erlése werden erstens durch den ,Verkauf” positiver Ausgleichsenergie an die Bilanzkreise
mit einer Unterspeisung und zweitens durch die Strukturierungsbeitrage aus dem stiindlichen
Anreizsystem generiert. Die verschiedenen Kosten- und Erléspositionen sollen zukinftig auf
einem so genannten Umlagekonto verbucht werden. Auf diese Weise wird zum einen eine
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verursachungsgerechte Umlage der Kosten erreicht, und zum anderen sichergestellt, dass den
Bilanzkreisnetzbetreiber keine monetaren Anreize verbleiben, die Bilanzkreisverantwortlichen
durch zu hohe Ausgleichsenergiepreise oder auf sonstige Weise zu diskriminieren.

1.7 NETzZAUSBAU

Der Ausbau von Gasnetzen ist mit einer Reihe von ékonomischen, politischen und technischen
Besonderheiten verbunden, auf die in diesem Kapitel eingegangen werden soll. Zunachst seien
die drei fir Deutschland relevantesten momentan geplanten Pipeline-Projekte vorgestellt: Das
mit Abstand groRte Projekt ist der Bau der Ostseepipeline (Nord Stream Pipeline). Diese (mind.)
1200 km lange Pipeline soll von Wyborg in Russland durch die Ostsee bis nach Greifswald in
Deutschland verlaufen mit der Option eines eventuellen Ausbaus in Richtung der Niederlande.
Die von Gazprom, E.ON Ruhrgas und der Wingas-Mutter BASF finanzierte Pipeline soll 2010
fertiggestellt werden und einen direkten Gastransport zwischen Russland und Deutschland
ermoglichen, ohne dabei die Kosten und Probleme zu verursachen, die der bisherige Transport
durch Transitlander hervorruft. Im Zusammenhang mit der Ostseepipeline plant WINGAS den
Bau von zwei neuen Pipelines. Zum einen den Bau der ,Ostsee-Pipeline-Anbindungs-Leitung”
(OPAL), die von Greifswald bis an die deutschtschechische Grenze reicht und 2010 fertig gestellt
werden soll. Zum anderen den Bau der ,Norddeutschen-Erdgas-Leitung” (NEL), die von
Greifswald bis nach Achim bei Bremen verlduft und 2012 vollendet sein soll. Diese beiden
Pipelines sollen unter anderem den Weitertransport des russischen Gases ermoglichen. Fir
beide Pipelines wurde ein Open-Season-Verfahren durchgefiihrt.

1.7.1 PROBLEME UND RISIKEN EINES NETZAUSBAUS

Der Primarenergietrager Erdgas weist eine besondere kapazitatsgebundene Transportlogistik
auf, die lange Vorlaufzeiten fir Pipeline-Neubauprojekte verursacht. Hieraus ergeben sich
bereits in der Planungsphase Risiken wie beispielsweise aufwandige Genehmigungsverfahren
oder unvorhersehbare Kostensteigerungen bei Rohstoffen, die das Projekt gefahrden kdnnen.

Aus dem langfristigen Horizont des Gasgeschaftes ergeben sich fiir einen Investor weitere
politische und wirtschaftliche Risiken, die zum Teil Gber die komplette Lebensdauer der
Investition Bestand haben und die Tatigung der Investition gefahrden konnen. Der Bau neuer
Pipelines verursacht grundsatzlich hohe Investitionskosten. Diese ergeben sich aus der
ProjekterschlieBung, -planung und -durchfiihrung, wobei die Kosten fiir die eigentliche Pipeline
konkret vom Leitungsdurchmesser, dem maximalen Betriebsdruck und der Leitungslange
abhangen. Die Kapazitit einer Pipeline wachst dabei Uberproportional zum Durchmesser.
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Weitere Kostenvorteile im Bereich der Wegerechte und der Wartung ergeben sich, wenn
mehrere Leitungen nebeneinander verlegt werden.

Sobald eine Pipeline gebaut wurde, ist die Kapazitat fixiert und lasst sich nur durch erhebliche
zusatzliche Investitionen verandern. Das wirtschaftliche Risiko im Allgemeinen besteht darin,
dass sich die Investition Uber ihre Lebensdauer nicht rentiert. Dies kann aufgrund unerwarteter
Marktentwicklungen eintreten, zum Beispiel wenn geringere Kapazitdten als erwartet
nachgefragt werden oder ein Preisverfall einsetzt. Aber auch politische Risiken spielen in diesem
Zusammenhang eine Rolle. Sie entstehen aus der Unsicherheit hinsichtlich politischer bzw.
regulatorischer Eingriffe. Fir die 6konomische Betrachtung ist besonders wichtig, dass beim
Pipelinebau relativ geringe variable Kosten den sehr hohen anfanglichen Investitionen in die
Infrastruktur gegeniiberstehen. Letztere sind zudem &uBerst spezifisch und fihren zu
versunkenen Kosten, denn sobald eine Pipeline verlegt wurde, kann sie praktisch fir keine
anderen Zwecke mehr eingesetzt werden, der Wert einer alternativen Nutzung ist duRRerst
gering.

Diese hohe Spezifizitdt der Investition ergibt eine sehr groRe Quasi-Rente, die bewirkt, dass
beim Bau einer neuen Pipeline beide Vertragspartner — der Investor auf der einen und der
Importeur/Kaufer auf der anderen Seite — die Gefahr opportunistischen Verhaltens des Anderen
beachten missen. Vor Beginn des Projektes hat der Investor eine recht starke Verhandlungspo-
sition gegeniber dem Importeur. Nach Durchfiihrung der Investition dndert sich dies jedoch
grundlegend. Der Investor hat zwar noch die Moglichkeit, dem Importeur weniger als die vorher
vereinbarten Mengen zu liefern, doch die Verhandlungsmacht verlagert sich zum Importeur, da
der Investor sich mit seiner spezifischen Investition fest an den Markt gebunden hat. Der
Importeur kann dies ausnutzen und die hohe Quasi-Rente abschdpfen, zum Beispiel indem er
eine aggressive Preispolitik betreibt. Dieses Abschépfen der Quasi-Rente, das im Ubrigen auch
durch Enteignung seitens des Staates oder durch nachtragliche Regulierung erfolgen kann, wird
auch als Hold-Up bezeichnet. Es ist eines der Hauptrisiken bei Investitionen mit einem hohen
Anteil versunkener Kosten und kann bewirken, dass Investitionen unterbleiben oder nicht in
ausreichender Hohe getatigt werden.

Traditionell gibt es verschiedene Instrumente, die die erwdhnten Risiken abmildern und
erforderliche Investitionen absichern sollen. Nach der Einteilung von de Joode und van
Oostvoorn (2007) lassen sich dabei ,organisational hedging“ und ,contractual hedging”
unterscheiden.

,0rganisational hedging” umfasst sowohl vertikale als auch horizontale Integration. Bei der
vertikalen Integration sind beide Marktseiten in einem Unternehmen zusammengefasst, das auf
den verschiedenen Wertschopfungsstufen des Gasgeschaftes (Produktion, Transport,
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Verteilung) tatig ist. Hierdurch werden die Transaktionskosten verringert und die Gefahr
opportunistischen Verhaltens ausgeschaltet. Die horizontale Integration dagegen wird als
Mechanismus angesehen, bei dem die Vertragspartner die Risiken unter sich aufteilen. Hierbei
schlieBen sich mehrere Unternehmen zu Joint Ventures oder Konsortien zusammen, um
gemeinsam das Investitionsprojekt durchzufiihren und dabei Skalenvorteile zu realisieren.

Im Rahmen des ,,contractual hedging” werden langfristige Liefervertrage abgeschlossen. Diese
haben (ber Jahrzehnte die europaische Gasbeschaffung charakterisiert. Es handelt sich hierbei
um starre Vertrage, die Produzent und Importeur fiir eine lange Zeit — lblicherweise 20 bis 25
Jahre — aneinander binden und ihnen genau definierte Verpflichtungen auferlegen. Der
Kerngedanke besteht darin, dass die groBen Risiken des Projekts zwischen Produzent und
Importeur aufgeteilt werden, wobei der Produzent das Preisrisiko und der Importeur das
Mengenrisiko zu tragen hat. Letzteres wird durch eine in europdischen Vertragen ubliche Take-
or-Pay-Klausel erreicht. Diese verpflichtet den Importeur, eine vertraglich festgeschriebene
Mindestmenge an Gas zu bezahlen, unabhangig davon, ob er diese tatsachlich bezieht. Der Sinn
dieser Klausel ist es, eine sichere Amortisation der getatigten spezifischen Investition zu
gewdhrleisten. Der Preis wird nicht vertraglich festgeschrieben, sondern im Rahmen eines
netback approach ermittelt, wobei die Preise der konkurrierenden Energietrdger Ol (im
Warmemarkt) und Kohle (bei der Stromerzeugung) zugrunde gelegt werden und sich der Wert
des Erdgases fiir den Produzenten durch eine Rickwartsrechnung (Abzug der Kosten fir
Verteilung, Transport, Speicherung etc.) ergibt.

Auf diese Weise tragt der Produzent das Preisrisiko; der Importeur dagegen ist durch die
Orientierung an den Preisen anderer Energietrager gegen Verluste abgesichert. Im kontinental-
europdischen Gasmarkt der Vergangenheit, der durch lokale Monopole und geringen
Wettbewerb gekennzeichnet war, waren die langfristigen Liefervertrage die mit Abstand am
haufigsten verwendete Absicherungsmethode, um die Risiken beim Pipelinebau entlang der
Wertschopfungskette zu verteilen. Allerdings war die Aushandlung der Vertrdage durch
Intransparenz gekennzeichnet, so dass nur die gerade beschriebenen allgemeinen Prinzipien,
aber keine Details bekannt sind.

Es mussen die politischen Risiken, die bei einer Investitionsentscheidung durch die Liberalisie-
rung zugenommen haben, beachtet werden, da zum einen das Mengenrisiko durch den
regulierten TPA zugenommen hat und zum andern die Anwendbarkeit der traditionellen
Absicherungsmoglichkeiten in Frage stellt. Letzteres ist eindeutig bei der vertikalen Integration
der Fall, die aufgrund der Vorgaben des legal unbundling innerhalb der EU nicht mehr erlaubt
ist, so dass diese Absicherungsmaoglichkeit nur noch fiir Gasmarktakteure auSerhalb der EU eine
Option ist. Auf der anderen Seite haben sich durch den freien Netzzugang die Spezifitat von
Pipelines und damit die Gefahr opportunistischen Verhaltens verringert.
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Hinsichtlich der langfristigen Liefervertrage, die aufgrund ihrer wettbewerbshemmenden
Ausgestaltung auf den Prifstand gehoren, ergibt sich ein weniger klares Bild. Zwar ist
festzustellen, dass die langfristigen Liefervertrage durch die Gasmarktliberalisierung einem
fundamentalen Wandel unterzogen werden. Eine quantitative Analyse europaischer Langfrist-
Liefervertrage von Cornot-Gandolphe und Dickel (2004) hat ergeben, dass die Vertragsdauer der
langfristigen Importvertrage in den letzten beiden Jahrzehnten signifikant abgenommen hat,
dass die faktische Kopplung des Gaspreises an den Olpreis nachldsst und die Vertragsbedingun-
gen insgesamt flexibler werden. All das wird der Liberalisierung der europédischen Gasmarkte
zugeschrieben, auch weil dhnliche Entwicklungen der Langfristvertrage in GroBbritannien und
den USA in Folge der dortigen Liberalisierung beobachtet worden sind. Ein Grund fir den
fundamentalen Wandel der Langfristvertrage wird im allmahlich aufkommenden Spothandel
gesehen, der durch den diskriminierungsfreien Netzzugang und den zunehmenden Wettbewerb
im europaischen Gasmarkt ermoglicht wird. Andererseits ist es keineswegs so, dass Langfristver-
trage im Gasgeschaft der Vergangenheit angehoren. Aktuell werden 90 % bis 95 % des
Erdgasbedarfs in Europa durch Gas aus langfristigen Liefervertragen bedient. Fiir die Zukunft
wird eine Koexistenz von langfristigen Vertrdgen auf der einen sowie Spothandel und
kurzfristigen Vertragen auf der anderen Seite erwartet. Langfristvertrage sind dabei insbesonde-
re fur die Finanzierung und Absicherung groRer Infrastruktur- und Importprojekte erforderlich.
Dieser Ansicht sind nicht nur Wissenschaft und Energiewirtschaft, sondern auch die fir
moglichst viel Wettbewerb eintretende Europdische Kommission, welche die groBe Bedeutung
der Langfristvertrage hinsichtlich der Versorgungssicherheit in der zweiten Gasmarktrichtlinie
anerkannt hat.

Das Ziel der Kommission, Wettbewerb auf den europaischen Gasmarkten einzufiihren, ohne
dabei erforderliche Investitionen zu hemmen, hat auch dazu gefiihrt, dass den Gasnetzbetrei-
bern mit der zweiten Liberalisierungsrichtlinie die Moglichkeit gegeben wird, unter bestimmten
Bedingungen vom Zwang zur Gewdhrung von TPA ausgenommen zu werden. Das gilt sowohl
beim Bau neuer Infrastruktur als auch bei erheblichen Kapazitatserweiterungen. Die Bedingun-
gen werden in Art. 22 der Richtlinie 2003/55/EG aufgefihrt.

Wird den Investoren von ihrer nationalen Regulierungsbehérde das Recht auf Ausnahme von
der Netzzugangsregulierung zugesprochen (access holidays), haben sie die Freiheit, langfristige
Vertrage Gber den Zugang zu ihren Netzen abzuschlieRen, um so die Finanzierung des Projektes
abzusichern. Da der europadische und der nationale Gesetzgeber trotz der Gewahrung von
access holidays das Ziel der Wettbewerbsintensivierung aber nicht vernachlassigen wollen, wird
von den Investoren im Rahmen der Projektplanung die Durchflihrung eines Open Season-
Verfahrens erwartet.
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1.7.2 DAS OPEN SEASON VERFAHREN

Langfristige Vertrage werden aus den bereits erwahnten Grinden auch in Zukunft ein
markantes Merkmal des Gasgeschaftes sein. Jedoch ist es moglich, die Anbahnung und
Gestaltung solcher Vertrage transparenter und wettbewerblicher zu gestalten. Ein in diesem
Zusammenhang anwendbares Konzept ist das sogenannte Open Season-Verfahren (OSV). Der
Grundgedanke dieses Verfahrens ist, dass alle Gasmarktakteure die Moglichkeit erhalten, ihr
Interesse an Kapazitdtsbuchungen in grofRen Investitionsprojekten auszudriicken. Dadurch wird
die erste Planungsphase einer groRRen Infrastrukturinvestition mit einem wettbewerblichen
Element versehen, ohne dass die risikohemmende Wirkung der Langfristvertriage beeintrachtigt
wird. Unter der open season ist dabei ein Zeitraum zu verstehen, in dem der Infrastrukturinves-
tor potentiellen Nutzern der geplanten Infrastruktur die Moéglichkeit einrdumt, ihr Interesse an
der neuen Infrastruktur zu bekunden und ggf. Kapazitdten fest zu buchen. Der Infrastrukturin-
vestor erhalt durch die festen Kapazitatsbuchungen Planungssicherheit fiir seine beabsichtigte
Investition.

Open Season-Verfahren dienen somit der Bedarfsabfrage des Marktes fiir ein bestimmtes
Neubau- oder Kapazitatserweiterungsprojekt und fiihren im Erfolgsfall auf transparente und
diskriminierungsfreie Art und Weise zu verbindlichen Kapazitdtsvertragen. Die beteiligten
Akteure verpflichten sich beim Open Season-Verfahrenvor dem Bau einer Infrastruktur zur
Abnahme einer bestimmten Kapazitat. Die Durchfiihrung eines Open Season-Verfahrens richtet
sich nach den Guidelines for Good Practice on Open Season Procedures (GGPOS), die in Folge
eines offentlichen Beratungsprozesses im Jahre 2007 vom Zusammenschluss der Europdischen
Energieregulierer (ERGEG) verabschiedet wurden. Die Entwicklung dieser Richtlinien begann im
Mai 2006 wahrend des elften europadischen Forums fiir Erdgasregulierung in Madrid. Dort
prasentierte die Europdische Kommission erklarende Anmerkungen zum Artikel 5 der
Netzzugangsverordnung 1775/2005/EG, der u.a. Mechanismen zur Allokation von Kapazitdten
beinhaltet. Diese nahm Ende 2006 ihre Arbeit auf und prasentierte zunachst einen Richtlinien-
entwurf, der im Rahmen eines 6ffentlichen Beratungsprozesses, in dem auch Unternehmen und
Branchenverbadnde ihre Ansichten einbringen kdnnen, (iberarbeitet wurde. Die endgiiltigen
Richtlinien wurden im Mai 2007 veroffentlicht. Darin geht es zunachst um den Kontext und das
Ziel eines Open Season-Verfahrens.

Das Open Season Verfahren hilft dem Investor in einem zweistufigen Prozess zunachst den
Marktbedarf nach neuer Infrastruktur und die Zahlungsbereitschaft abzuschatzen, um daraufhin
die neu entstehenden Kapazitdten auf eine transparente und nicht-diskriminierende Weise
zuzuteilen.

Das Open Season-Verfahren soll nicht bei jeder Art von Investition angewandt werden, da laut
ERGEG die Kosten der Durchfiihrung in manchen Fallen den Nutzen libersteigen kdnnen. So soll
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das Open Season-Verfahren ausdriicklich nicht bei Investitionen in Infrastruktur durchgefiihrt
werden, die ausschlielich fiir Verteilungszwecke genutzt wird. Die GGPOS beziehen sich jedoch
auf samtliche groBenmaRig bedeutsamen Kapazitdtserweiterungen, die im Rahmen von
Investitionen in neue Transport- und LNG-Infrastruktur sowie beim Ausbau oder der Erweite-
rung dieser Infrastruktur geschaffen werden. Die Einzelfallentscheidung tiber das Vorliegen
dieser Bedingung hat die ERGEG dabei den nationalen Energieregulierern tibertragen.

Eine besondere Bedeutung hat das Open Season-Verfahren im Rahmen der Investition in neue
Infrastruktur, die auf Grundlage des Art. 22 der Richtlinie 2003/55/EG vom Zwang zur
Gewdhrung von TPA befreit wird. Bezliglich dieses Ausnahmeartikels werden konkrete
Handlungsanweisungen seitens der ERGEG zurzeit aber erst erarbeitet, so dass die Rolle des
OSV hierbei noch nicht abschlieBend beurteilt werden kann. Aus dem Richtlinienentwurf zur
Anwendung des Artikels 22 geht jedoch hervor, dass das OSV nur durchgefiihrt werden sollte,
wenn es nicht die Wirtschaftlichkeit des Projektes gefdhrdet. Falls das OSV bei einer von der
Regulierung ausgenommenen Investition aber zur Anwendung kommt, soll es sicherstellen, dass
der dominante Anbieter seine Position auf dem Gasmarkt durch Zuteilung eines groflen Anteils
an der neuen Kapazitat nicht zementieren oder sogar ausbauen kann. Hierin spiegelt sich erneut
der Zielkonflikt zwischen einer moglichst wettbewerblichen Ausgestaltung des Gasmarktes und
der Forderung notwendiger Investitionen wider.

Die GGPOS enthalten detaillierte Handlungsanweisungen zur Durchfiihrung eines Open Season-
Verfahrens. Grundlegend festzuhalten ist, dass die Initiative zur Einleitung des Open Season-
Verfahrens vom Investor ausgehen muss, der in einem zweistufigen Prozess zunachst die vom
Markt bendtigte Kapazitat ermitteln und dann den interessierten Nutzern bindende Vertrage
Uber bestimmte Kapazitdten anbietet. Der Prozess soll dabei stets von moglichst groRer
Transparenz gepragt sein, etwa indem die Ausschreibung des Open Season-Verfahrens auf der
Website des Investors, in internationalen Medien, und durch die nationale Regulierungsbehoérde
publik gemacht wird, so dass alle Interessierten davon erfahren. Nach Abschluss des Open
Season-Verfahrens ist der Investor dazu angehalten, detaillierte Informationen zur geplanten
Investition und den zugeteilten Kapazititen offentlich zuganglich zu machen. Dies soll
Transparenz und Nicht-Diskriminierung sicherstellen. Hierzu soll auch beitragen, dass der
Investor die nationale Regulierungsbehdérde von Anfang an in den Prozess einbindet. Diese soll
vor Beginn und wahrend des Open Season-Verfahrens lberwachen, ob dieses den GGPOS
entsprechend durchgefiihrt wird.

Durch das Open Season-Verfahren erfolgt eine Analyse der im Markt bestehenden Nachfrage
nach zusatzlichen Transportkapazitdten. Dies bietet den Vorteil, dass der Netzbetreiber einen
Uberblick tiber den zusétzlichen Kapazititsbedarf erhilt. Durch eine friihzeitige Durchfiihrung
des Open Season-Verfahren wird hierdurch ein Ausbaubedarf rechtzeitig signalisiert, so dass
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ausreichend Zeit fiir die Planung und Einleitung der Ausbauarbeiten zur Verfligung steht. Durch
eine Biindelung der Ausbauarbeiten kénnen zudem die Kosten verringert und die Effizienz
gesteigert werden. Darliber hinaus erhalten sowohl der investierende Gasnetzbetreiber als auch
seine Transportkunden und die nachgelagerten Netzbetreiber Planungssicherheit fiir die
Zukunft.

TABELLE 2: PHASEN DES OPEN SEASON VERFAHRENS

1. Stufe: Marktbedarfsanalyse 2. Stufe: Kapazitatsallokation

- Grobplanung - Bestandsaufnahme aus Stufe 1

- Klarung wirtschaftlicher und technischer Restriktionen - Start und Durchfiihrung des Allokationspro-

- Datenaufbereitung fiir nationale Regulierungsbehdr- zesses
den - Bericksichtigung kurzfristiger Kapazitdten

- Veroffentlichung - Vertragliche Bindung an Bedarfsanfragen

- Informationen an Transportkunden - Rucktrittsmanagement und Neuallokation

- Registrierung der Interessenten - Dokumentation des Allokationsprozesses

- Unverbindliche Kapazitdtsbedarfsanfrage - Endglltiges Netzausbauszenario

- Wirtschaftlichkeitstest und vorldufiges Netzausbau- - Bekanntgabe der Ergebnisse /Veréffentlichung
szenario - Beginn Ausbauprozess

- Ggf. Modifizierungen
- Berechnung Entgeltbandbreite
- Bonitatsprifung

Die Nachteile, die das Open Season-Verfahren birgt, stecken dagegen im Detail oder lassen sich
aufgrund der bisher mangelnden Erfahrung lediglich vermuten. So schreibt die ERGEG fiir die
Durchfihrung des Verfahrens zwar Transparenz, Nicht-Diskriminierung und Marktorientierung
vor, doch ob dies durch die durchfiihrenden Unternehmen tatsachlich befolgt wird, bleibt dahin
gestellt. Fraglich ist in diesem Zusammenhang auch, ob die nationale Regulierungsbehoérde, die
laut GGPOS die diskriminierungsfreie Zuteilung der im Rahmen der Investition neu entstehen-
den Kapazitaten Gberwachen soll, dieser Aufgabe wirklich nachkommen kann.

Von der verbesserten Planungssicherheit profitiert in erster Linie der Investor, der bestimmte
Mindestlaufzeiten an die Kapazitatsvergabe knlpft. Das Mengenrisiko bleibt bei den Abneh-
mern. Dies konnte fir kleine oder sich neu im Markt befindliche Transportkunden ein Hemmnis
sein, sich am Open Season Verfahren zu beteiligen und langfristige Kapazitdaten zu sichern. So
miissen im Rahmen des Open Season Verfahrens der E.ON GT beispielsweise mindestens 80 %
der Kapazitdatsbuchungen eine Vertragslaufzeit von mindestens 15 Jahren aufweisen und
maximal 5 % der Buchungen diirfen eine Laufzeit von 5 Jahren unterschreiten. Dies kdnnte dazu
fiihren, dass auch im Rahmen eines Open Season Verfahrens nur die etablierten Gasmarktak-
teure Kapazitaten erhalten. Somit ist die diskriminierungsfreie Zuteilung der Kapazitaten und die
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dadurch bewirkte Forderung des Wettbewerbs, die als Vorteil des Open Season Verfahrens
angesehen wird, mit einem Fragezeichen zu versehen. Die Implementierung eines moglichst
liguiden Sekundarmarktes, auf dem Kapazitdatsrechte von Transportkunden angeboten und
nachgefragt werden kénnen, konnte dieses Problem verringern.

1.8 GASSPEICHER

1.8.1 ARTEN VON GASSPEICHERN

Die Speicherung von Erdgas ist mit hohen Investitions- und Betriebskosten verbunden. Um die
Leistungsfahigkeit von Gasspeichern zu vergleichen, werden das Lagervolumen und die
Einspeise- und Entnahmekapazitdten herangezogen. Das totale Speichervolumen ergibt sich aus
der Summe von nutzbarem, dem so genannten Arbeitsgas, und einer Gasmenge, die nicht
nutzbar ist und im Speicher verbleibt, dem so genannten Kissengas. Der Wert einer Speicherein-
richtung steigt, je groRer der Anteil von nutzbarem Gas ist. Das zweite wichtige Kriterium ist die
maximal mogliche Forderrate pro Zeiteinheit. Eine héhere Forderrate lasst flexibleres Handeln
zu und steigert so den Wert einer Speicheranlage.

Ebenso wie Pipelines stellen Speichereinrichtungen grolle Investitionen fiir die Marktteilnehmer
dar. Zusatzlich ist die Moglichkeit ihrer Einrichtung abhangig von der Existenz der geologischen
Faktoren. Daraus resultiert, dass Gasspeicherstandorte oft eine groRe Diskrepanz zwischen ihrer
besten 6konomisch denkbaren Position, d.h. nah an groBen Abnehmern, und ihrer tatsachlichen
Position aufweisen.

Es stehen diverse Speichertypen zur Verfligung, die sich in ihren jeweiligen technischen und
okonomischen Eigenschaften unterscheiden und somit fir die verschiedenen Funktionen der
Gasspeicherung unterschiedlich gut geeignet sind. Grundsatzlich kann Erdgas in Uberirdischen
Gasbehaltern, in Untertagespeicher und in begrenztem Umfang im Gasnetz selbst gespeichert
werden. Eine grolRvolumige Gasspeicherung ist jedoch nur unter hohem Druck in Untertagespei-
chern oder verflissigt bei extrem tiefen Temperaturen (LNG) moglich. Im Folgenden werden
speichertechnische GroRRanlagen wie die Untertagespeicher vom Typus Poren- und Kavernen-
speicher betrachtet, da die Méglichkeit von Ubertagespeicherung und der Speicherung in LNG-
Anlagen derzeit innerhalb Deutschlands gesamtwirtschaftlich vernachlassigbar ist.

Untertagespeicher sind in Deutschland als Hochdruckspeicher konzipiert und in der Regel an das
Fernleitungsnetz angebunden. Als wichtigste Speicherarten sind Porenspeicher (Aquifer-
Speicher und umgeriistete ehemalige Ol- oder Gasfelder) und Kavernenspeicher (Salz- und
Felskavernen) zu unterscheiden. Bei Porenspeichern werden natirliche oder kiinstliche
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Erdgaslagerstatten mit Gesteinsschichten, die ausreichend pords und durchlassig fir
Speicherzwecke sind, genutzt. Tabelle 3 gibt einen Uberblick iiber die wesentlichen 6konomi-
schen Charakteristika der Untertagespeicher.

TABELLE 3: CHARAKTERISTIKA DER WESENTLICHEN SPEICHERARTEN

Kavernenspeicher Porenspeicher
Aquifere Gas-/ Olfelder

GréRenordnung in D [Mio. m?] 5-2.087 30-1.085 94 - 7.000
davon im Mittel 431 350* 1.381
Anteil Kissengas [%] 30 80 50
Ein- und Ausspeisung hoch niedrig niedrig
Umschlagshaufigkeit p.a. 4-5 1 1
Investitionskosten
- Arbeitsgas [€/m?] 0,3-0,9 0,1-0,5 0,1-0,5
- Ausspeicher- leistung [€/(m3/d)] 2-14 10-50 10-50
Bauzeit (Jahre) 2-10 4 2

* im internationalen Vergleich sind Aquiferspeicherstatten oft wesentlich gréRer (bis zu 3 Mrd. m3)

Quelle: Stronzik, Rammerstorfer und Neumann (2008)

Bei Aquiferen wird in den Gesteinsschichten Wasser durch eingepresstes Gas verdrangt.
Wichtigste Eigenschaften fiir die Ein- und Ausspeicherfidhigkeit sowie das Volumen sind die
Porositat (bzw. Permeabilitdt) und die Tiefe des Speichers. Je héher die Permeabilitdt, desto
weniger Einpress- und Entnahmesonden werden fiir die Speicherung benétigt, und je tiefer die
Lagerstatte, desto groRer das Speichervolumen und der Druck. Als optimale Tiefe fir
Porenspeicher werden derzeit 500-800 Meter angesehen. Porenspeicher werden aufgrund ihrer
durch natirliche FlieBwege im Porenraum des Gesteins bedingten Tragheit (im Vergleich zu
Kavernenspeichern) bevorzugt fiir den saisonalen Ausgleich eingesetzt. Bei ©6konomisch
ausgerichteter Vermarktung samt Saldierungsmoglichkeiten kdnnen Porenspeicher aber
prinzipiell auch zur kurzfristigen Arbitrage genutzt werden.

Kavernenspeicher zeichnen sich aufgrund ihres behélterdhnlichen Charakters durch wesentlich
hohere Abgabeleistungen aus, die zum Teil das Zehnfache der Porenspeicherung betragt. Sie
befinden sich in Gesteinsschichten (Felskavernen) oder in Steinsalzformationen (Salzkavernen)
und werden durch einen bergmannischen Solprozess kiinstlich geschaffen. Das Speichervolu-
men von Kavernen ist in der Regel kleiner als das von Porenspeichern, deren GroRRe jeweils
durch die Statik der Lagerstatte beschrankt ist. Daher werden haufig mehrere Einzelkavernen in
unmittelbarer Nahe betrieben. Aufgrund der héheren Ein- bzw. Ausspeicherleistung in Relation
zum Arbeitsgasvolumen sind Kavernenspeicher besonders gut fiir die ,Mittellast” und
tageszeitliche Spitzenabdeckung geeignet, was zu einer hdheren Umschlagshaufigkeit im
Vergleich zu der des Porenspeichers fiihrt. Der im Vergleich zum Porenspeicher ebenfalls relativ
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niedrige Anteil von Kissengas fihrt zu niedrigeren Investitionskosten bei Kavernenspeichern, da
das Kissengas gebundenes Kapital darstellt und insbesondere beim Porenspeicher i.d.R nicht
wiedergewinnbar ist und somit als versunkene Kosten zu betrachten ist. Zur Bedienung der
extremen Spitzennachfrage wird allerdings haufig auf die zeitliche Unterbrechung der
Gaslieferung an GroRabnehmer zuriickgegriffen, welche die Moglichkeit haben, zu alternativen
Energietrdgern zu wechseln (z.B. Flissiggas, Gas-Luftgemische oder Ol). Einen Uberblick tiber
Einsatzzweck und -reihenfolge der Speichertypen gibt Abbildung 3.

ABBILDUNG 3: AUFGABENZUORDNUNG DER WESENTLICHEN SPEICHERARTEN
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Quelle: Grewe (2005).

1.8.2 FUNKTIONEN VON GASSPEICHERN

Die Moglichkeit, Produktion und Verbrauch von Gas mithilfe von Speichern zeitlich zu
entkoppeln, unterscheidet die Gaswirtschaft fundamental von anderen Netzindustrien wie z.B.
der Elektrizitats- oder Telekommunikationswirtschaft. Allerdings ist im Vergleich zu den anderen
Primarenergietragern Kohle und Ol ein wesentlich groRerer technischer Aufwand zur
Bereitstellung von Gas notwendig. Unter einer Speicheranlage ist eine Einrichtung zur
Speicherung von Erdgas, einschlieBlich des zu Speicherzwecken genutzten Teils von LNG-
Anlagen (Liquefied Natural Gas), jedoch unter Ausnahme von Einrichtungen, die ausschlieRlich
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Fernleitungsnetzbetreibern oder Gewinnungsanlagen bei der Wahrnehmung ihrer Funktionen
vorbehalten sind, zu verstehen.

Ein konstantes Darbietungsprofil wird aus der Notwendigkeit heraus erzwungen, das
vorgeschaltete internationale Leitungssystem mit hoher zeitlicher Auslastung zu betreiben, um
eine moglichst hohe Wirtschaftlichkeit zu erreichen. Von daher kommt eine Auslegung des
Ferntransportnetzes auf die Spitzenlast nicht in Frage. Importmengen sind demnach meist
vertraglich auch fixiert und kurzfristig kaum veranderbar. Vor dem Hintergrund zunehmender
raumlicher Entfernung zwischen Erzeugung und Verbrauch durch zunehmende Importe (vor
allem aus Russland) wird sich die mangelnde Flexibilitdt des Gasangebots eher noch verstarken.
Aber auch Veranderungen der heimischen Forderraten sind aufgrund von Kapazitatsbandbrei-
ten der Aufbereitungsanlagen nur begrenzt moglich. Auf der Nachfrageseite hingegen zeichnet
sich Erdgas durch eine hohe Anwendungsvielfalt aus. GroRRtenteils wird es zur Bereitstellung von
Raum- und Prozesswarme sowie zur Elektrizitdtserzeugung genutzt. Wahrend der Bedarf an
Prozesswarme vor allem konjunkturell schwankt, ist der Bedarf an Gas zur Raumwarmeerzeu-
gung stark negativ mit dem Wetter bzw. der Temperatur korreliert. Wahrend das Gasangebot
nun nicht ohne Weiteres verdnderbar ist, fluktuiert die Gasnachfrage sowohl saisonal,
wochentaglich als auch stiindlich.

Der Gasmarkt muss in der Lage sein, den starken Fluktuationen der Gasnachfrage bei
unflexiblem Gasangebot mit entsprechender Speichernutzung zu begegnen, um eine moglichst
sichere und kostenglinstige Befriedigung der fluktuierenden Nachfrage unter Einhaltung der
technischen (Neben-)Bedingungen (z.B. Mindestdruck) zu gewahrleisten.

Die Funktion des saisonalen Ausgleichs ergibt sich vor allem aufgrund der jahreszeitlichen
Schwankungen infolge der Temperaturabhangigkeit vonseiten des groRen Anteils an Heizgasab-
nehmern.

Neben dem saisonalen Ausgleich sind vor allem die Strukturierung der Lastprofile bzw. der
Ausgleich kurzfristiger Nachfrageschwankungen Hauptfunktionen der Gasspeicherung. In
Ergdnzung zu diesem traditionellen Einsatz werden Speicher zunehmend auch unter spekulati-
vem Aspekt bzw. zur Bezugsoptimierung betrieben. Jedoch spielt der Einsatz von Arbitragezwe-
cken im deutschen Markt bisher eher eine untergeordnete Rolle. Neben der klassischen
Pufferfunktion kommt der Speicherung zunehmend auch eine strategische Bedeutung zu. Bei
einem zunehmenden Importanteil (2007 ca. 82%) steigt die Abhangigkeit von Lieferlandern und
damit die Importrisiken bzw. -schwankungen und nach der Diversifizierung des Bezuges bilden
Speicher mit der Gewahrleistung einer (zumindest zeitweisen) stetigen Versorgung einen
wichtigen Faktor fir die Versorgungssicherheit. Sie stellen quasi ein Back-up fir ausfallende
Leitungen dar. Die strategische Angebotssicherheit ist damit eine weitere Funktion der
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Speicherung, spielt jedoch zur Etablierung eines funktionierenden Wettbewerbsmarktes eine
weniger bedeutende Rolle.

Mit dem Speichereinsatz bzw. dem Belastungsausgleich werden eine erh6hte Auslastung bzw.
geringer dimensionierte Leitungs- und Produktionskapazitdten erreicht. Der Speichereinsatz
senkt demnach die Gesamtkosten des gaswirtschaftlichen Gesamtsystems durch eingesparte
Transport- und Produktionskosten, die die entstehenden Speicherkosten kompensieren bzw. ein
funktionierender Gasspeichermarkt dient dem kostenoptimalen Dimensionieren von
Speicherleistung und damit indirekt auch der optimalen Dimensionierung von Leitungen und
Produktionsanlangen.

1.8.3 REGULIERUNG VON GASSPEICHERN

1.8.3.1 RECHTLICHE GRUNDLAGEN

Den gesetzlichen Rahmen fiir den Zugang zu Gasspeichereinrichtungen bildet die Richtlinie
2003/55/EG, nach der sowohl der regulierte als auch der verhandelte Zugang zu Erdgasspei-
chern moglich ist. Aus dieser Wahlmoglichkeit fir die Mitgliedstaaten ergibt sich eine
heterogene Struktur der institutionellen Regelungen der europaischen Gasmarkte.

Die Umsetzung der europaischen Vorgaben ins deutsche Recht erfolgte mit dem Zweiten Gesetz
zur Neureglung des Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG). Dabei sieht das EnWG — anders als
beim regulierten Zugang zum Gasnetz — den verhandelten und damit unregulierten Zugang zu
Speichern zu angemessenen und diskriminierungsfreien technischen und wirtschaftlichen
Bedingungen vor. Die BNetzA hat allerdings bei den Speicherdienstleistungen weniger
umfassende Befugnisse als im Netzbereich. Des Weiteren haben sich die européischen
Speicherbetreiber im April 2005 den sogenannten Guidelines for Good TPA Practice for Storage
System Operators (GGPSSO) verpflicht, die zwar Uber die Regelungen des EnWG hinausgehen,
allerdings freiwillig und rechtlich nicht bindend sind. Da sie allerdings von den européischen
Verbdanden der Regulierer (ERGEG), Energiehdndler (EFET), Speicherbetreiber (GSE) und der
Gasindustrie (Eurogas) sowie der Europdischen Kommission und von Vertretern der Mitglieds-
lander verabschiedet wurden, ist von einer breiten Akzeptanz auszugehen. Die wichtigsten
Anforderungen an die Speicherbetreiber sind, dass Speicheranlagen sicher, zuverldssig und
effizient zu betreiben sind, Kunden ein diskriminierungsfreier und transparenter Zugang
gewadhrleistet wird, Informationen zu den Speicherkapazitiaten zeitnah veroffentlicht werden
und Uber Netzkopplungsvereinbarungen eng mit Netzbetreibern zusammenzuarbeiten ist. Als
Speicherdienstleistungen sind anzubieten: erstens Speicherpakete (bundled services) aus
Arbeitsgasvolumen, Entnahme- und Injektionsrate und zweitens entkoppelte Speicherkapazita-
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ten (unbundled services). Diese Pakete sind sowohl langfristig als auch kurzfristig auf fester wie
auch auf unterbrechbarer Basis anzubieten. Des Weiteren sind Malnahmen fiir die Entwicklung
des Sekundarmarktes, z.B. in Form von Handelsplattformen, zu treffen. Um kinstliche
Verknappungen von verfligbaren Speicherkapazitdten zu verhindern, sollen von den Speicherbe-
treibern Anti-Hortungs-Mechanismen (z.B. Use-it-or-Lose-it) eingefihrt werden.

1.8.3.2 PRUFUNG DES VORLIEGENS EINER MONOPOLISTISCHEN ENGPASSSITUATION

Die Grundidee der zur Identifikation von netzspezifischer Marktmacht entwickelten ,Bottleneck-
Theorie” ist es, die monopolistische Engpasssituation aufgrund von Blindelungsvorteilen in
Kombination mit hohen irreversiblen Kosten von denjenigen, die durch aktiven oder potenziel-
len Wettbewerb gekennzeichnet sind, zu unterscheiden.

Traditionell werden natirliche Monopole als regulierungsbedirftig angesehen. Doch aus den
Charakteristika von Gasspeichern lasst sich schliellen, dass es sich bei Speichereinrichtungen
nicht um ein natirliches Monopol handelt. Natiirlich bestehen bei GroBprojekten wie der
grofBvolumigen Erdgasspeicherung erhebliche Fixkosten, die teilweise als versunken anzusehen
sind. Allerdings werden Kavernenspeichern haufig bereits in Form mehrerer Einzelkavernen in
unmittelbarer Nahe betrieben. Weiterhin diirfte die Nachfrage nach Speicherdienstleistungen in
den nachsten Jahren ansteigen, was die Mdéglichkeit von Marktzutritten eréffnet.

Daher kann von ausgeschopften Blindelungsvorteilen ausgegangen werden und im relevanten
Bereich besteht keine Subadditivitdt in der Kostenstruktur. Auch die vermutete Irreversibilitat
der Investitionskosten wiegt nicht so schwer wie in anderen Netzbereichen. So kénnen die
Marktaustrittskosten dadurch begrenzt sein, dass die Speicherkapazititen durch das
naturrdumliche Potenzial der Region begrenzt sind und vor dem Hintergrund steigenden
Speicherbedarfs bereits erschlossene Speicher leicht weiterzuverkaufen sind. Dariiber hinaus
konnen sich in absehbarer Zeit alternative Verwendungsmoglichkeiten fiir die Speichertatigkeit
ergeben wie beispielsweise die diskutierte Langzeitlagerung von CO,. Somit ist von geniigend
potenziellen Bietern auszugehen.

Doch selbst wenn entgegen den vorherigen Ausflihrungen relevante GrofRen- und Verbundvor-
teil bestehen, ist das keine hinreichende Begriindung fiir eine natirliche Monopolstellung. So ist
von einem angreifbaren Markt auszugehen, wenn potenzieller Wettbewerb besteht. Darunter
wird der Fall verstanden, wenn Anreize fiir derzeit nicht produzierende Unternehmen bestehen,
in den Markt des natlirlichen Monopols einzutreten. Dieses ist auf dem Gasspeichermarkt durch
eine grofle Anzahl potenzieller Wettbewerber gegeben, die relativ schnell in den Markt
eintreten konnten, da sie bereits Uber die entsprechende Technologie verfligen bzw. diese
kostengiinstig erhalten kénnten. Als Beispiel sind hier ehemalige Gas- oder Olférderer, groRe
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Industrieunternehmen oder Eigenleistung der Handler oder Versorger zu nennen. Dieses
Drohpotenzial ist umso hoher, je geringer die Irreversibilitat der Kosten ist.

1.8.3.3 PRUFUNG DES VORLIEGENS EINER WESENTLICHEN EINRICHTUNG

Eine Infrastruktur ist als wesentliche Einrichtung (Essential Facility) zu bezeichnen, wenn sie
unabdingbar ist, um Kunden zu erreichen und/oder Wettbewerbern die Durchfihrung ihrer
Geschaftstatigkeit zu ermoglichen, am Markt aber nicht anderweitig vorhanden ist und objektiv
mit wirtschaftlich zumutbaren Mitteln nicht neu geschaffen werden kann. Obwohl Speicher
wichtige Funktionen (ibernehmen, kénnen sie nicht als wesentliche Einrichtung nach GWB
§ 19 (4) angesehen werden. Zum einen ist wie bereits vorab diskutiert von der Moglichkeit der
Duplizierung auszugehen. Hohe Investitionskosten sind kein hinreichendes Argument gegen die
Errichtung eigener Einrichtungen. Zum anderen ist ein von der vor- und nachgelagerten
Wertschopfungsstufe unabhangig operierenden Speicheranbieter auf eine Benutzung Dritter
angewiesen. Ubergangsmoglichkeiten bestehen z.B. in einer Kapazititsversteigerung. AuRerdem
ist der Speichermarkt zwar ein konzentrierter, aber kein monopolistischer Markt.

Um dartber hinaus die Substitutionsmoglichkeiten aufzuzeigen, sollen die verschiedenen
Wettbewerbsformen im Speicherbereich abgegrenzt werden. So konkurrieren Speicher zum
einen gegen Speicheranlagen anderer Anbieter auf gleicher, vor- und nachgelagerter
Wertschopfungsstufe. Zum anderen unterliegen sie aber auch einem indirektem Wettbewerb
gegeniiber flexiblen Bezugsvertragen und der Abdeckung von Bezugsspitzen durch alternative
Energietrager. Zur Strukturierung des Gasbezugs kann der Erdgaslieferant zwischen den
Alternativen oder einer Kombination aus ihnen wahlen. Demnach muss sich ein Speicherbetrei-
ber auBer dem Wettbewerb mit anderen Speicherbetreibern auch dem Wettbewerb durch
flexible Bezugsvertrage sowie dem Wettbewerb durch Substitution der Spitzenlast stellen.

1.8.3.4 MARKTMACHT

Bei der Betrachtung der in Tabelle 4 aufgefiihrten Marktanteile von im deutschen Speichermarkt
vertretenen Unternehmen wurde zur Vereinfachung Deutschland als ein Marktgebiet betrachtet
und die Kennzahlen wurden sowohl fiir die heute bestehende als auch fir die zukinftig
erwartete Situation nach Realisierung der geplanten Speichervorhaben ermittelt.

37



TABELLE 4: MARKTANTEILE IM DEUTSCHEN SPEICHERMARKT

Betreiber Anteil Anteil Konzentrationsmale
heute zuklnftig
WINGAS 0,22 0,18 heute zukinftig  Schwelle
E.ON 0,2 0,26 CR1 0,22 0,26 0,33
ExxonMobil/BEB 0,16 0,13 CR3 0,58 0,57 0,5
VNG 0,12 0,09 CR5 0,81 0,76 0,66
RWE 0,11 0,1 HHI 1479,08 1478,31 1.800
EWE 0,06 0,07
GDF 0,02 0,08
andere 0,1 0,1

Quelle: Stronzik, Rammerstorfer und Neumann (2008).

Tabelle 5 zeigt das Arbeitsgasvolumen von Untertagesspeicheranlagen nach Betreibergesell-
schaften.

TABELLE 5: ARBEITSGASVOLUMEN VON UNTERTAGESSPEICHERANLAGEN NACH BETREIBERGESELLSCHAFT

Betreibergesellschaft verwendete Speicherarten
o1/ Salz-  Aquifer max. Anteil
Gasfeld ka- Arbeitsgasvo-
verne lumen

AVACON AG Bereich Gastransport X 40 0,2%
BEB Transport und Speicher Service GmbH X X 2.317 12,1%
E.ON Hanse GmbH X 117 0,6%
E.ON Ruhrgas AG X X X 3.394 17,7%
E.ON Thiiringer Energie AG X 52 0,3%
EEG-Erdgas Erdsl GmbH X (x) 60 0,3%
EWE AG X (%) 1.086 5,7%
ExxonMobil Gasspeicher Deutschland GmbH (x) X 204 1,1%
Gasag Berliner Gaswerke AG X 1.000 5,2%
Gas-Union GmbH X 128 0,7%
Gaz de France Produktion Exploration Deutschland GmbH X 547 2,9%
GHG Gasspeicher Hannover GmbH X 142 0,7%
IVG Logistik GmbH, Etzel GL X 560 2,9%
RWE Dea Speicherbetriebe Bayern X 1.900 9,9%
RWE Westfalen-Weser-Ems Netzservice GmbH X (x) X 1.005 5,2%
Saar Ferngas AG X 105 0,5%
Stadtwerke Kiel AG X 74 0,4%
SWB Norvia X 75 0,4%
Verbundnetz Gas AG X X (x) X 2.173 11,3%
WINGAS GmbH X (x) 4.200 21,9%
Gesamt 19.179

Quelle: IGU (2006).
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Durch die geplanten Speichervorhaben verdandern sich die bestehenden Marktverhaltnisse nur
geringfligig. Erwahnenswert ist, dass die WINGAS mit derzeit nur einem Speicher einen
Marktanteil von 22% hat, was auf die besondere GréRe des Speichers in Rehden (4,2 Mrd. m3)
zurlickzufihren ist. Anhand der Kennzahlen lasst sich der deutsche Speichermarkt als moderat
konzentriert einstufen. Zwar liegen der CR3 (Marktanteil der drei groRten Unternehmen) und
der CR5 leicht Gber dem im deutschen Kartellrecht verwendeten Schwellenwert (§ 19 (3)), der
Hirschmann-Herfindahl-Index (HHI), der wvon der Europdischen Kommission haufig zur
Bewertung von Marktverhiltnissen (in  Anlehnung an die amerikanische Antitrust-
Gesetzgebung) herangezogen wird, liegt allerdings deutlich unter dem Schwellenwert.

1.8.3.5 ERGEBNISSE DER LEGITIMATIONSPRUFUNG

Es handelt sich bei der Gasspeicherung folglich weder um ein natiirliches Monopol bzw. einen
monopolistischen Bottleneck, noch um eine wesentliche Einrichtung und selbst die Marktkon-
zentration auf dem isoliert betrachteten Markt der Speicherbetreiber ist noch im Rahmen.
Ahnliche Einschitzungen sind z.B. bei Thomas (2007) und Dérband (2005) zu finden, die im
liberalisierten Gasmarkt nur den Betrieb des Transport- und Verteilnetzes als natirliches
Monopol — mit partiellen Ausnahmen beim Ferngasnetz — ansehen, die Speicherung somit als
wettbewerbsfihig einstufen. Ahnlich sehen es Alvermann und Wallbrecht (2005), die den
verhandelten und nicht regulierten Speicherzugang aufgrund eines effektiv vorhandenen sowie
potenziellen Wettbewerbs als angemessen.

Den Ergebnissen kontrar gegenliber steht z.B. die Arbeit von Stronzik, Rammerstorfer und
Neumann (2008), welche die Funktionsfahigkeit des Speichermarktes aufgrund der Existenz von
Arbitragemoglichkeiten negativ beurteilen, allerdings gleichzeitig darauf verweisen, dass es fir
eine direkte Analyse des deutschen Marktes bisher keine ausreichenden Daten gebe. Ebenfalls
zu anderen Einschatzungen kommen Fredebeul-Krein und Vogel (2006), die eine Regulierung in
Deutschland fordern.

1.9 FUNKTIONSFAHIGKEIT DES GASMARKTES

1.9.1 ANZAHL DER MARKTGEBIETE

Die angefiihrten Vorteile eines Entry-Exit-Modells gegeniiber dem Kontraktpfadmodell kommen
erst bei einer geringen Anzahl von Marktgebieten zum Tragen. Andernfalls wiirden die bei
marktgebietslibergreifenden Transport anfallenden Buchungen von Einspeise- und Ausspeise-
kapazitaten an den jeweiligen Netzkoppelpunkten zu einer Anndherung an das transportpfad-
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abhangige Punkt-zu-Punkt Modell fliihren. Ebenso reduziert jede Marktgebietsseparation die
Liquiditat an den einzelnen VP, wodurch die effiziente Allokation des Gutes Erdgas beschrankt
wird. Deshalb intendiert das Gesetz die Schaffung eines einzigen Entry-Exit Gebietes fir
Deutschland. (§ 20 Abs. 1b Satz 7 und § 112 Nr. 6 EnWG). Wissend, dass dies auf Grund von
Unterschieden bei der Gasqualitat, teilweise vorhandenen Netzengpassen aber auch wegen
historisch gewachsener Eigentumsverhaltnisse duferst schwierig ist, erlaubt der Gesetzgeber
die Bildung von Teilnetzen (§ 20 Abs.1b Satz 5 EnWG). So gab es bei der Einfliihrung des Entry-
Exit-Modells in Deutschland 19 Marktgebiete.

Diese Zahl konnte auf gegenwartig 12 verringert werden und es ist damit zu rechnen, dass sich
die Anzahl der Marktgebiete zum 1.10.20098 weiter reduziert. Eine weitere Zusammenlegung
von Netzen wird angestrebt.

Eine Verringerung der Marktgebiete geht jedoch mit einer geringeren buchbaren Kapazitat bzw.
einer Einschrankung der freien Zuordenbarkeit der Ein- und Ausspeisekapazititen einher. Dies
sei an einem simplen Beispiel auBerhalb der Gaswirtschaft verdeutlicht:

Mochten zwei Kinobetreiber (,marktgebietsaufspannende Netzbetreiber’), die jeweils 5 Kinosale
(,Ein- und Ausspeisepunkte) mit jeweils 100 Platzen (,Kapazitdt’) zur Verfligung haben, am
jeweiligen Kinoeingang Karten mit garantiert freier Film- bzw. Saalwahl verkaufen (freie
Zuordenbarkeit), kdnnen beide trotz der insgesamt 1000 vorhanden Pldtze nur jeweils 100
Karten verkaufen, weil sie damit rechnen missen, dass alle Kunden in dem selben Saal
innerhalb eines Kinos Platz nehmen wollen. SchlieRen sich die beiden Kinobetreiber zu einem
Kino (,Marktgebiet’) zusammen, kénnen sie insgesamt nur noch 100 Karten verkaufen, die
,buchbare’ Kapazitat reduziert sich folglich von 200 auf 100.

Auerdem erhoht sich die Wahrscheinlichkeit von Engpassen innerhalb eines Marktgebiets, da
nicht alle ehemals getrennte Netze gleich gut physisch verbunden sind. Ein Engpass in einem
Marktgebiet liegt auRerhalb des Handelssystems und muss auf andere Weise vom Netzbetreiber
ausgeglichen werden. In diesem Fall geben die Preise an den virtuellen Handelspunkten die
wahre Knappheitssituation nur verzerrt wieder, da die Kosten fiir das Engpassmanagement
innerhalb eines Marktgebiets nicht in ihnen enthalten sind. Es ist daher eine Abwagung
zwischen einer hoheren Liquiditat eines Handelsplatzes und der Abbildungsgenauigkeit des
Handelssystems notwendig.

1.9.2 LANGFRISTVERTRAGE

Der Eintritt von Handlern in den deutschen Gasmarkt wird durch langfristige Liefervertrage
zwischen Ferngasunternehmen und Weiterverteilern behindert. Solche langfristigen Lieferver-
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trage umfassen haufig die gesamte Bedarfsmenge und teilweise einen Lieferzeitraum von 25
Jahren. Die hierdurch erreichte Marktabschottung bewirkt, dass den kurzfristigen Gasmarkten in
groRem Ausmalfd Liquiditat entzogen wird und sich somit wettbewerbliche Strukturen nur sehr
langsam herausbilden. Waren solche Vertrage in den Anfangszeiten der Gaswirtschaft, einer
Phase schneller Expansion und damit verbundenen Risiken vertretbar, kann diese Phase bei
bestehenden Pipelines und geringerer Spezifitdt durch den TPA heute als weitgehend
abgeschlossen betrachtet werden. Ein Ausnahmefall ist der Bau von neuen Pipelines, der in
Kapitel 1.7 erldutert wurde.

Diesem Umstand Rechnung tragend, entschied das BKartA, dass zuklinftig Vertrage mit einer
Bedarfsdeckung von 50 bis 80 Prozent eine Laufzeit von vier Jahren nicht liberschreiten dirfen.
Vertrage mit einer Bedarfsdeckung von Uber 80 Prozent diirfen gar eine Laufzeit von zwei
Jahren nicht {berschreiten. Immer noch problematisch sind die bereits bestehenden
Langfristvertrage. Ein unter anderem vom BNE gefordertes Gas-Release-Programm ist allerdings
unter eigentumsrechtlichen Gesichtspunkten als fragwirdig zu beurteilen und wurde bisher
auch nur durch EON Ruhrgas durchgefiihrt. Dieses Gas-Release-Programm war als Auflage an
die Fusion von EON und Ruhrgas geknipft.

1.9.3 BORSENHANDEL

Am 3. Juli 2007 wurde an der Energieboérse European Energy Exchange (EEX) in Leipzig erstmalig
Gas gehandelt. Bislang beschrankt sich das Angebot der EEX auf die H-Gas Marktgebiete von
BEB und E.ON Gastransport (EGT), die zusammen etwa 60 Prozent des deutschen H-Gas-
Marktes abdecken. Auf dem Spotmarkt ist ein kontinuierlicher Handel auf Basis von Tages- und
Wochenendkontrakten moglich. Im Terminmarkt kénnen borsentaglich Monatsfutures, Futures
fur die nachsten sechs Monate, die nachsten sieben Quartale sowie die nachsten sechs Jahren
gehandelt werden.

Auf dem Spotmarkt wurden seit Beginn des Jahres 2008 bis zum April im Marktgebiet von E.ON
ein Volumen i.H.v. 179 GWh gehandelt, im BEB-Marktgebiet lediglich 5 GWh gehandelt.
Demnach deutet das in Deutschland gehandelte Gasvolumen noch nicht auf einen funktionie-
renden Markt hin. Auch der Handel mit Futures ist in den beiden deutschen Marktgebieten sehr
unterschiedlich stark ausgepragt. Wahrend im BEB-Marktgebiet in diesem Jahr noch nichts
gehandelt wurde, betragt das Handelsvolumen im EGT-Gebiet 1,4 Mio. MWh. Da die deutsche
Gasborse bislang noch ein relativ geringes Handelsvolumen aufweist, kann derzeit noch nicht
von einem wettbewerblichen Markt ausgegangen werden. Ein Grund dafiir ist sicherlich, dass
das Angebot lediglich auf die H-Gas- Marktgebiete von E.ON und BEB begrenzt ist. Nach Ansicht
der Monopolkommission kann der Aufbau eines boérslichen Handelsplatzes in Deutschland nur
ein gewisses Wettbewerbspotenzial entfalten, wenn es bundesweit insgesamt nur noch zwei
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Marktgebiete entsprechend der beiden unterschiedlichen Gasqualitdten H- und L-Gas gibt.
Inwieweit der Borsenhandel von Gasprodukten auf den Wettbewerb im deutschen Gasmarkt
einwirkt, ist folglich zu diesem Zeitpunkt, in Anbetracht des nicht einmal 12-monatigen
Bestehens des deutschen Borsenhandelsplatzes fiir Gas, noch nicht moglich.

1.9.4 SEKUNDARMARKT FUR KAPAZITATSRECHTE

Gemal § 14 GasNZV mussten die deutschen Gasversorgungsnetzbetreiber bis zum 1. August
2006 eine gemeinsame elektronische Plattform fiir den Sekundarhandel mit Kapazitatsrechten
einrichten. Mit der Errichtung der trac-x (Tranport Capacity Exchange) im Jahr 2005 wurde
bereits eine gemeinsame Plattform fiir den Sekundarhandel geschaffen. Den Teilnehmern der
trac-x-Plattform stehen zum Handel von Kapazitdtsrechten ein Chiffre-, ein Auktions-, ein Such-
sowie ein Sofortkauf-Verfahren zur Verfligung. Beim Auktionsverfahren erhalt der Bieter mit
dem hochsten Gebot den Zuschlag nach Ablauf der Angebotsfrist. Im Gegensatz dazu kommt
der Vertrag im Sofortkauf-Verfahren unabhangig vom Ablauf der Angebotsfrist unmittelbar mit
dem ersten Gebot zum Festpreis zustande.

Beim Chiffre- und beim Such-Verfahren ist der Anbieter bzw. der Suchende nicht zur Annahme
des Angebots der Gegenseite verpflichtet. Ein rechtsgiiltiger Vertragsabschluss kommt somit
erst mit der Zustimmung des Anbieters zustande. Die Entscheidungen (iber den Zuschlag
basieren dabei folglich nicht auf objektiven Gegebenheiten, wie es bei einer Auktion der Fall ist.
Dies kann zu diskriminierendem Verhalten fiihren und zudem eine effiziente Allokation der
Kapazitaten verhindern.
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2 DER STROMMARKT

2.1 DER ENERGIETRAGER STROM

Die Leitungsgebundenheit ist die erste grundlegende, physikalische Eigenschaft der elektrischen
Energie. Zweitens ,,wahlt“ der Strom immer den Weg des geringsten Widerstandes und ist
drittens kaum speicherbar. Insbesondere aus dem letzten Merkmal ergeben sich Probleme fiir
den Einsatz von Elektrizitdt und den Netzbetrieb. Das wichtigste Ziel der Energieversorgung auf
der technischen Ebene der Bereitstellung elektrischer Energie ist daher die Gewahrleitung der
Versorgungssicherheit und -qualitdt. Um diesem Ziel gerecht zu werden, ergibt sich aus den
Eigenschaften des Gutes Strom ein komplexes Anforderungsprofil an den Betreiber eines
Ubertragungsnetzes fiir Elektrizitit. Zu diesen Anforderungen zihlen Frequenzhaltung,
Spannungshaltung, Versorgungswiederaufbau und Betriebsfiihrung, allgemein als Systemdienst-
leistungen bezeichnet.

Das Ubertragungsnetz in Deutschland ist flichendeckend in vier Regelzonen eingeteilt, wobei
E.on Netz, EnBW Transportnetzgesellschaft, RWE Transportnetz Strom und Vattenfall Europe
Transmission die Besitzer sind. Diese Netzgesellschaften sind Tochtergesellschaften der vier
Verbundunternehmen E.on, RWE, EnBW sowie Vattenfall und sind jeweils innerhalb ihrer
Regelzone verantwortlich fiir den Netzbetrieb. Die Verbundunternehmen sind Gber Tochterge-
sellschaften auf allen Wertschépfungsstufen vertreten.

Das Ubertragungsnetz stellt mit seinen einspeisenden Kraftwerken als Spannungsquellen und
den Verbrauchern elektrischer Energie als Last einen Stromkreis dar. Aus diesem Grund kénnen
die oben beschriebenen Probleme physikalisch mit dem Energieerhaltungssatz erlautert
werden, der besagt, dass die von den Spannungsquellen abgegebenen elektrischen Leistungen
vollstdndig von den Verbrauchern aufgenommen werden missen. Da eine Verringerung
elektrischer Energie nicht durch einen gespeicherten Vorrat ausgeglichen werden kann und eine
Uberproduktion zu erheblichen Schiden im Netz fithren wiirde, folgt aus diesen physikalischen
Pramissen, dass immer eine genauso groRe Produktionskapazitdt vorgehalten werden muss wie
maximal an Verbrauch zu erwarten ist.

Diesem Umstand muss der Kraftwerkspark in seiner Zusammensetzung gerecht werden, da die
Stromnachfrage starken tages- und jahreszeitlichen Schwankungen unterliegt. Die jeweiligen
Nachfragebereiche werden durch die Zuschaltung entsprechender Kraftwerke abgedeckt, um
zeitgleich Erzeugung und Verbrauch zu gewahrleisten.

Die Relevanz des Leistungsbilanzausgleiches zwischen Erzeugung und Entnahme kann
physikalisch mittels der Netzfrequenz als kennzeichnende ZustandsgrofRe fiir ein Wechselstrom-
netz erklart werden. Elektrizitat wird in Kraftwerken in der Regel durch Generatoren erzeugt,
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die Dreiphasenwechselstrom herstellen. Dieser kann im Gegensatz zu Gleichstrom durch
Transformatoren in der Spannung umgesetzt und somit bei hohen Spannungen mit geringen
Verlusten Uber weite Strecken transportiert werden. Gleichzeitig ist es moglich, Wechselstrom
mit relativ ungefahrlichen Spannungen zum Endverbraucher zu fihren.

Die allgemeine Netzfrequenz betragt in Europa nach den Richtlinien der UCTE 50 Hz, wobei 1 Hz
als 1/s definiert ist. Frequenzabweichungen sind physikalisch mit Leistungsbilanzungleichge-
wichten zwischen Erzeugung und Verbrauch zu erkldaren. Wenn sich fir den momentanen
Bedarf nicht geniigend Energie aktivieren lasst, z.B. durch den Ausfall von Erzeugungskapazita-
ten, sinkt die Netzfrequenz. Es herrscht ein Leistungsdefizit, da der momentane Verbrauch die
erzeugte Leistung Ubersteigt. Dieses Defizit fihrt dazu, dass den Generatorwellen aller
Maschinen im Netzgebiet mehr elektrische Energie entzogen als zugefiihrt wird. Dadurch
kommt es zu einer Absenkung der Drehzahlen der Generatoren, die proportional zur Frequenz
der erzeugten Wechselspannung ist. Umgekehrt kommt es zu einem Frequenzanstieg im
Stromnetz, wenn ein Uberangebot an Erzeugungskapazitiaten Elektrizitat ins Netz einspeist, fiir
die im gleichen Zeitraum nicht genligend Last vorhanden ist. Beim Netzbetrieb ist die
Frequenzhaltung von hochster Bedeutung, da Schwankungen im Extremfall bis zu groRflachigen
Zusammenbriichen des Netzes fiihren kénnen.

Um Netzzusammenbriiche und Verbraucherabschaltungen zu vermeiden, muss die Netzfre-
guenz innerhalb von der UCTE genau definierter Grenzen gehalten werden. Der zu haltende
Sollwert liegt bei 50 Hz. Weiterhin wird zwischen drei Betriebszustanden - abhangig von der
Hohe der Abweichung vom Sollwert - unterschieden. Bei Schwankungen unter 50 mHz wird der
Betriebszustand als normal eingestuft. Liegt die Differenz zwischen 50mHz und 150 mHz, liegt
ein gestorter Betriebszustand ohne groRere Risiken vor. Uberschreitet die Abweichung
schlieRlich die Grenze von 150 mHz, besteht eine erhebliche Gefahrdung des Netzbetriebes, die
im Extremfall zum Zusammenbruch fiihren kann.

Diese Differenzen kommen aufgrund der fehlenden Speichermdglichkeit von Elektrizitat dann
zustande, wenn sich Erzeugung und Last im Ungleichgewicht befinden. Leistungsbilanzabwei-
chungen dieser Art kdnnen sowohl durch stochastische Schwankungen und fehlerhafte
Prognosen der Last, als auch durch technische (z.B. aufgrund von Kraftwerksrevisionen oder —
ausfdllen) und dargebotsbedingte Nicht-Verfiigbarkeit (bei Kraftwerkstechnologien, deren
Einsatzcharakteristik stark durch Fluktuation gekennzeichnet ist, wie z.B. Windkraftanlagen) der
Erzeugung entstehen. Kommt es nun durch Differenzen in der Leistungsbilanz zu oben
beschriebenen Frequenzabweichungen mit mehr als 50 mHz, so ist es die Aufgabe des UNB
diese Abweichungen ,,auszuregeln” und somit wieder die Sollfrequenz zu erreichen.
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2.2 REGULIERUNGSBEDARF

Die Regulierung eines Marktes bedeutet einen Eingriff des Staates in den Wirtschaftsprozess
und erfordert somit eine Begriindung. Diese liegt vor, falls die Marktergebnisse wegen
Wettbewerbs- oder Marktversagen ohne einen Eingriff des Staates ineffizient sind.

Der Regulierungsbedarf in Teilen der Wertschopfungskette des Energiemarktes ergibt sich aus
dem disaggregierten Regulierungsansatz. Jede Stufe der Wertschopfungskette wird dabei in
Bezug auf Marktmacht und Wettbewerbshindernisse analysiert. Die Wertschopfungskette des
Strommarkts setzt sich aus vier Stufen zusammen: Erzeugung, Transport und Verteilung sowie
die Versorgung. Wahrend in den Bereichen Erzeugung und Versorgung Wettbewerb grundsatz-
lich moglich ist, lasst sich eine Regulierung in den beiden Stufen Transport und Verteilung
rechtfertigen. In diesen Ebenen ergibt sich namlich eine netzspezifische Marktmacht dadurch,
dass die Netze den Charakter monopolistischer Engpasseinrichtungen aufweisen. Voraussetzun-
gen flr eine monopolistische Engpasseinrichtung sind einerseits die Unverzichtbarkeit dieser
Einrichtung zur Kundenerreichung und andererseits die Unmoglichkeit, diese mit angemessenen
Mitteln zu kopieren (vgl. Exkurs im Kapitel 1.2).

Das Ubertragungs- und Verteilernetz als Infrastruktur gelten wegen ihrer Funktionen fiir die
Marktbeziehungen der Anbieter und Nachfrager als wesentliche Einrichtung und sind nicht
durch andere Transportmittel substituierbar. Bei Planung, Bau und Wartung fallen sehr hohe
Investitionskosten an, die sich nur Uber lange Zeitrdume amortisieren und die wegen der
geografischen Ortsgebundenheit und fehlenden Verwendungsalternativen im Fall einer
Stilllegung irreversibel sind. Ein Anbieter kann wegen der GroRen- und Systemvorteile die
Netzleistung kostenglinstiger anbieten als mehrere Anbieter. Der Bau eines Parallelnetzes ware
somit 6konomisch nicht sinnvoll. Beim Ubertragungsnetz liegen somit die Kriterien fir eine
wesentliche Einrichtung vor.

Beim Verteilernetz wird jedes Teilnetz fiir sich als 6rtliches natlrliches Monopol angesehen. Die
Folge sind marktmachtige Netzbetreiber, welche nicht durch potentielle Wettbewerber
diszipliniert werden kdnnen. Durch Ausnutzung ihrer Marktmacht eroffnen sich so Moglichkei-
ten eines hoheren Gewinns. Zusatzliche Diskriminierungsmoglichkeiten ergeben sich bei vertikal
integrierten Energieversorgungsunternehmen. Von vertikaler Integration spricht man, wenn der
Gutertransfer zwischen Unternehmen der Upstream- und Downstreamebene nicht Gber den
Markt, sondern innerhalb bzw. unter der Kontrolle eines Unternehmens durchgefihrt wird.
Somit kdnnen solche Unternehmen das Netz als strategisches Gut benutzen, um insbesondere
durch Uberhohte Netzentgelte den Marktzutritt fiir Dritte zu behindern bzw. verhindern. Der
Wettbewerb auf der vorgelagerten Erzeugerebene und der nachgelagerten Versorgungsebene
kann eingeschrankt werden, indem die Anbieter durch nichtpreisliche Diskriminierung ihre
Marktmacht im Monopol auf diese Stufen ausweiten.
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2.3 RECHTLICHE RAHMENBEDINGUNGEN

2.3.1 Die EU-BINNENMARKTRICHTLINIE 96/92/EG

Am 19.12.1996 wurde die EU-Binnenmarktrichtlinie 96/92/EG fur Elektrizitdt erlassen, die am
19.02.1997 in Kraft trat. Ab diesem Zeitpunkt hatten fast alle Mitgliedstaaten zwei Jahre Zeit,
diese in nationales Recht umzusetzen. lhre Ziele waren die Schaffung eines europaischen
Strombinnenmarktes, die Erhéhung des Wettbewerbs und eine kostenglinstige Versorgung mit
Strom.

Die Richtlinie war ein Kompromiss zwischen den Mitgliedstaaten, weshalb die Ergebnisse hinter
den urspriinglichen Erwartungen der Europdischen Kommission zuriickblieben. Der gebildete
Ordnungsrahmen enthielt bedeutsame Wahlmoglichkeiten bei der jeweiligen Umsetzung.
Beispielsweise sah sie bei der Forderung des Wettbewerbs auf Erzeugerebene zwei Moglichkei-
ten vor, wobei sich beide nach objektiven, transparenten und diskriminierungsfreien Kriterien
zu richten hatten. Einerseits das Ausschreibungsverfahren (tendering procedere), bei dem der
Wettbewerb nur bei der Ausschreibung neuer Kapazitdten im Rahmen einer zentralen meist
staatlichen Investitionsplanung stattfindet und andererseits das Genehmigungsverfahren
(authorization procedere), bei dem die Kraftwerksneubauten nur einer staatlichen Genehmi-
gung bedurfen.

Fiir die Forderung von Wettbewerb als besonders wichtig anzusehen war die Wahl des
Netzzugangsmodells zu den Transport- und Verteilnetzen, da hierdurch die Problematik der
Diskriminierung neuer Wettbewerber bei der Berechnung der NNE und beim Netzzugang durch
die vertikal integrierten EVU behoben werden musste. Es bestand die Maoglichkeit eines
Netzzugangs auf Vertragsbasis, wobei hier zwischen dem regulierten und dem verhandelten
Netzzugangsmodell unterschieden wurde. Bei beiden durfte der Netzbetreiber nur bei
bestimmten technischen Ausnahmefallen den Netzzugang verweigern. Beim verhandelten
Netzzugangsmodell wurden die Netznutzungsentgelte durch die Vertragsparteien, d.h.
Netznutzer und Netzbesitzer verhandelt, beim regulierten Netzzugang durch eine zentrale
Regulierungsstelle ex ante bestimmt.

Weitere Bestimmungen bezogen sich auf die Versorgerebene. Die Offnung fiir die Endkunden
sollte hierbei in drei Schritten bis zum 19.02.2003 erfolgen. Es war auf der Versorgerebene nur
Wettbewerb fir industrielle GroRkunden vorgesehen, was hauptsachlich an den fehlenden
zeitgenauen Zadhlern bei Haushaltskunden lag.
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2.3.2 DAS ENWG 1998

Am 29. April 1998 wurde das Gesetz zur Neuregelung des EnWG in Deutschland verabschiedet.
Um die Wettbewerbsbedingungen auf der Erzeugerebene zu verbessern, setzte sich in
Deutschland wie auch in vielen anderen Mitgliedslandern das Genehmigungsverfahren durch.
Der diskriminierungsfreie Zugang wurde im § 6 EnWG verankert, der zusammen mit dem § 19
Abs. 4 Nr. 4 des novellierten GWB vom 01.01.1999 eine rechtliche Grundlage fiir die jeweiligen
Netznutzungsinteressenten darstellte.

Als Netzzugangsmodell fand im Gegensatz zu allen anderen Mitgliedstaaten der verhandelte
Netzzugang Anwendung. Deutschland wollte hiermit dem Aufwand der massenhaften
Verhandlung von Netzzugangsfallen, wie sie bei einem regulierten Netzzugangsmodell erwartet
wurden, entgehen. Die Verbande der leitungsgebundenen Energiewirtschaft und der grofRen
Netznutzer waren die Verhandlungspartner. Das BKartA bekam die Stellung einer ex post
Aufsichtsbehorde zugeschrieben.

Jedoch gab es bei der Umsetzung des EnWG keine Trennung zwischen dem Verteilnetz und der
Versorgung. Aus diesem Grund bestand fiir viele Endkunden, die am Verteilnetz angeschlossen
waren, keine Moglichkeit den Versorger frei zu wahlen.

2.3.3 DIE VERBANDEVEREINBARUNGEN

Die Wahl Deutschlands, sich als einziger EU-Mitgliedstaat fiir den verhandelten Netzzugang zu
entscheiden, flhrte zur Entwicklung der ,Verbandevereinbarung liber Kriterien zur Bestimmung
von Durchleitungsentgelten”. Am 22. Mai 1998 wurden die vom BDI, VIK und VDEW entwickel-
ten objektiven und transparenten Regeln fiir den Netzzugang als Schnittstelle zu den
regulierungsbedirftigen monopolistischen Engpasseinrichtungen festgelegt. Um eine
einvernehmliche Beilegung von Meinungsverschiedenheiten zu gewdhrleisten, wurde eine
unabhangige Schlichtungsstelle eingeflihrt, deren Beschliisse jedoch keine rechtlichen Folgen
hatten und der in der praktischen Umsetzung wenig Bedeutung zukam.

Die Hauptintention der Verbandevereinbarung war, Empfehlungen und Rahmenbedingungen
vorzugeben, um individuelle Netzentgeltverhandlungen zu erleichtern. Die Netzentgeltberech-
nung war hierbei entfernungsabhangig und hing von der Luftlinienentfernung zwischen
Einspeise- und Entnahmepunkt ab. Dabei war fiir jede einzelne Transaktion bzw. Durchleitung
zwischen diesen beiden Punkten eine vertragliche Regelung zu treffen. Es sollten die tatsachli-
chen Kosten der jeweiligen Netzbetreiber zuziiglich einer vertretbaren Marge gedeckt werden.
Um die Umsetzung der Vereinbarungen bezliglich des Netzzugangs zu vereinfachen, fiihrten die
beteiligten Verbande im Juli 1998 den sogenannten Grid Code und im Mai 1999 den Distribution
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Code ein, die vereinfachte technische und betriebliche Regelungen beinhalteten. Zusatzlich
hierzu fand der Metering Code Anwendung, der Mindestanforderungen fiir die Gestaltung der
Messung und der Datenlibertragung beinhaltete.

Der Distribution Code war die erste Reaktion auf die anhaltende Kritik an der sehr komplexen
ersten Version der Verbdndevereinbarung. Als nachteilig wurde die Entfernungsabhangigkeit
der Netzentgeltberechnung angesehen. Sie war weder physikalisch, noch 6konomisch oder
Okologisch begriindbar und sorgte dafiir, dass die potenziellen Anbieter fiir den Kunden
eingeschrankt wurden. Hierdurch wurden die vertikal integrierten EVU vor Wettbewerbern
geschitzt.

Weitere Kritik erwuchs aus der Tatsache, dass die Zusammenfassung von Kunden, um
Durchmischungsvorteile erreichen zu kdnnen, nicht erméglicht wurde und dass die allgemeine
Hohe der Netznutzungsentgelte generell zu hoch ausfiel. Die komplexe Netzentgeltberechnung
trug zudem dazu bei, dass die Verbdndevereinbarung | (VV 1) als nicht wettbewerbsfreundlich
anzusehen war.

Die durch die VV | ausgeldsten Rechtsstreitigkeiten filihrten eine Weiterentwicklung der
Verbandevereinbarung. Am 13.12.1999 wurde die zweite Version als ,Verbandevereinbarung
Uber Kriterien zur Bestimmung von Netznutzungsentgelte fir elektrische Energie” (VV Il) fur die
folgenden zwei Jahre beschlossen und trat am 01.01.2000 in Kraft. Zur Vereinfachung der
Netzentgeltberechnung wurde die entfernungsabhdngige Berechnung zu Gunsten einer
vereinfachten Durchschnittsberechnung abgeschafft. Die Netznutzungsentgelte wurden
anschlussorientiert berechnet. Die Spannungsebene der Stromentnahme war dabei der
entscheidende Faktor, wobei alle iberlagerten Spannungsebenen Uber ihn abgegolten wurden
(,Briefmarkentarif”). Des Weiteren wurde zur Berechnung der Quotient aus den gesamten
Netzkosten und der Jahreshochstlast des jeweiligen Netzes herangezogen. Multipliziert mit
einem Gleichzeitigkeitsfaktor konnten die Netznutzungsentgelte in DM/kW pro Jahr erhoben
werden. Hauptintention war dabei die Offnung des Netzes fiir kleinere Kunden sowie die
Ermoglichung von kurzfristigen Lieferungen, was der Entstehung von Strombdrsen dienen sollte.
Um die Transparenz der Netzentgeltberechnung zu erhéhen, musste jeder Einzelkunde neben
dem Stromliefervertrag, Netzanschluss- und Netznutzungsvertrage abschlielRen.

Eine weitere wichtige Neuerung war die Einfihrung von Bilanzkreisen, die jeweils innerhalb so
genannter Regelzonen jedes Ubertragungsnetzbetreibers gebildet werden konnten, um
Abweichungen zwischen Einspeisungen und Entnahmen fiir mehrere Entnahmestellen zu
saldieren, womit die Netznutzer nur die Verantwortung fiir die Ungleichgewichte zwischen
Erzeugung und Verbrauch im Saldo libernehmen mussten. Im Zuge der Bilanzkreise wurden
standardisierte Lastprofile fir Kleinkunden eingefiihrt, ohne dass dabei die kostspielige
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Beschaffung eines Lastzahlers notwendig war. Dies fiihrte zu erheblichen Vereinfachungen und
zu erhohtem Wettbewerb auf der Versorgerebene. Die Einfliihrung von Handelszonen innerhalb
Deutschlands zwischen Nord und Sid und die dabei anfallende Entrichtung von 0,125 Ct/kWh,
falls der virtuelle Stromtransport diese Grenze Uberschritt, wurde zwar eingefiihrt, jedoch am
01.07.2000 wieder abgeschafft, als das BKartA bekannt gab, einer Fusion von RWE und VEW nur
zustimmen zu wollen, falls auf diese Transportkomponente (T-Komponente) verzichtet wirde.

Am 01.01.2002 I6ste die VV I+ die VV Il ab. Diese beinhaltete nur geringfiigige Veranderungen
zur Vorversion. Eine einschneidende Veranderung konnte jedoch durch den Kalkulationsleitfa-
den der Anlage 3 erreicht werden. Dieser beinhaltete das so genannte Vergleichsverfahren,
wonach die jeweils geforderten Netznutzungsentgelte der Netzbetreiber miteinander verglichen
wurden. Die Aufteilung erfolgte dabei anhand von 18 Strukturklassen. Dabei konnte von Seiten
des Netznutzers eine Uberpriifung durch eine unabhingige Schiedsstelle auf RechtmaRigkeit
eingeleitet werden, falls die Entgelte eines Netzbetreibers innerhalb seiner Strukturklasse im
Mittel zu den hochsten 30% zahlten. Ansonsten konnte, wie von der VV lI+ gefordert, von einer
elektrizitatswirtschaftlich rationellen Betriebsfiihrung gesprochen werden.

Die oben dargestellten Netzbetreiber, die im Zuge des Vergleichsverfahrens im Mittel geringe
Netznutzungsentgelte verlangten, hatten jedoch den Anreiz, sie bis zur Preisobergrenze
anzuheben, auch wenn keine Kosten vorlagen, die diese rechtfertigen konnten. Diejenigen,
deren Netznutzungsentgelte im Mittel innerhalb ihrer Strukturklasse dem oberen Drittel
zuzurechnen waren, mussten diese im schlechtesten Fall ex post bis zur Obergrenze absenken.
Eine weitere Schwache der VV lag bei der Rechtfertigung der Netznutzungsentgelte eines
Netzbetreibers, falls ein Verfahren durch einen Netznutzer eingeleitet wurde.

Weiterhin sind die Preisfindungsprinzipien der VV I+ relevant, die auch ab 2003 im EnWG
Anwendung fanden. Die hierfiir verwendeten tatsachlichen Kosten und die Auslegung der
kalkulatorischen Kosten boten fiir den Netzbetreiber viel Auslegungsspielraum gegeniber der
unabhangigen Schiedsstelle oder einer kartellrechtlichen Untersuchung. Das von der VV I+
vorgesehene Schlichtungsverfahren mittels einer unabhadngigen Schiedsstelle spielte dabei
praktisch kaum eine Rolle, da nur die formalen Regeln der Einhaltung des Kalkulationsleitfadens
bericksichtigt wurden. Die zahlreichen Rechtfertigungsverfahren zeigten dabei wenig Wirkung.

Auch die ex post Aufsicht des BKartA stieR nach einer gewissen Zeit an ihre Grenzen und wurde
durch die kartellrechtlichen Normen nicht mehr ausreichend gedeckt, um entscheidend
eingreifen zu kénnen.

Viele Netzbetreiber kamen der Veroffentlichung der Netznutzungsentgelte, die seit der VV |
bestand, nicht nach. Dies war eine Folge der fehlenden rechtlichen Bindung und der teilweise
fehlenden Identifikation der Netzbetreiber mit dem Verband, der ihn reprasentieren sollte. Dies
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fliihrte zu einer nachlassenden Transparenz und zu einer Steigerung des diskriminierenden
Verhaltens seitens des Netzbetreibers. Diese Kritikpunkte verringerten die Moglichkeit von
Wettbewerb und erschwerten einen diskriminierungsfreien Zugang zu den monopolistischen
Engpasseinrichtungen des Stromsektors. Vorteilhaft war die flexible Gestaltung der VV zu sehen,
da keine aufwendigen gesetzlichen Regelungen notwendig waren und die Mdéglichkeit bestand,
Schwachpunkte schnell auszubessern.

Obwohl eine wettbewerbsorientierte Entwicklung der VV erkennbar war und die sinkenden
Energiepreise durch mehr Wettbewerb auf der Erzeuger- und Versorgerebenen seit dem Beginn
der Selbstregulierung fiir eine derartige Regelung sprachen, zeichnete sich von Beginn an mit
mehreren Verfahren des BkartA gegen Netzbetreiber, wie beispielsweise gegen den Stromver-
sorger Bewag (heute: Vattenfall-Konzern), ab, dass eine derartige Selbstregulierung nicht zu den
gewlinschten Ergebnissen im Stromsektor flihren konnte. Die schnell wieder sinkende
Stromanbieterzahl ab dem Jahr 2000 schien gegen einen diskriminierungsfreien Netzzugang zu
sprechen.

Dies bestatigte die nicht nachlassende Kritik der Europdischen Kommission, die der VV seit
ihrem Bestehen ein groBes Potenzial fiir iiberhéhte Netznutzungsentgelte zugrunde legte. Die
Netznutzungsentgelte deutscher Netzbetreiber lagen laut Studien um ca. 30% zu hoch und
unterschieden sich untereinander um 100% und mehr. Zwischenzeitlich fliihrten die deutschen
Kartellbeh6rden (iber 20 Verfahren und Uber 200 Vorverfahren gegen Netzbetreiber. Das
enorme Senkungspotenzial bestatigten dabei beispielsweise die Stadtwerke Disseldorf, die ihre
Netznutzungsentgelte gegenlber Haushaltskunden auf einen Schlag um 20% senken mussten.

2.3.4 DIE BESCHLEUNIGUNGSRICHTLINIE 2003/54/EG UND DAS ENWG 2005

Die Beschleunigungsrichtlinie 2003/54/EG vom 26.06.2003 war eine Reaktion auf den
lahmenden Liberalisierungsprozess in einigen EU-Mitgliedstaaten und der immer noch
anhaltenden massenhaft bestehenden Diskriminierungsklagen gegen die Netzbetreiber. Die
Bezeichnung entstand aus der Vorschrift, dass der 1996 beschlossene Stufenplan zur Einflihrung
von Wettbewerb auf Versorgerebene stark beschleunigt wurde. Danach sollte bis zum
01.07.2004 fir alle Nicht-Haushalts-Kunden und bis zum 01.07.2007 fir alle Kunden der
Strommarkt gedffnet werden. Fiir Deutschland spielte dieser Beschluss aufgrund der schon
eingefihrten vollstandigen Marktoffnung nur eine untergeordnete Rolle.

Weit bedeutender war fiir Deutschland die entfallende Moglichkeit eines verhandelten
Netzzugangs, der seit 1998 durch die VV realisiert wurde. Es mussten ein ex ante Regulierungs-
system und eine nationale Regulierungsinstanz bis zum 01.07.2004 eingerichtet werden. Der
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Regulierungsgegenstand sollte der Netzanschluss, die Netznutzung und der Bereich der
Ausgleichsleistungen sein. Fir die Regulierung der Netznutzung bestand hierbei noch eine
Wahlmoglichkeit zwischen der Methoden- und der Einzelentgeltregulierung. Bei der Methoden-
regulierung wird dem Netzbetreiber zugestanden, seine jeweiligen Netznutzungsentgelte
genehmigungsfrei festzusetzen. Er muss jedoch die vom Staat zuvor festgelegten normativen
und administrativen Vorgaben zur Berechnung einhalten. Die Preisaufsicht obliegt dabei im
Einzelfall der zustandigen Regulierungsbehorde, die aufgrund eigener Initiative oder aufgrund
von Beschwerden Dritter eingreifen darf.

Die Einzelentgeltregulierung setzt diese Methodenregulierung voraus, da zur Berechnung der
Netznutzungsentgelte bestimmte Normen eingehalten werden miissen. Diese errechneten
Preise miissen im zweiten Schritt ex ante von der zustandigen Regulierungsbehérde genehmigt
werden. Die Entgeltberechnung unterliegt demnach bei der Einzelentgeltregulierung einer
starkeren Kontrolle.

Neben diesen Neuerungen, die speziell Deutschland betrafen, wurden verscharfte Vorgaben
beziglich des unbundling von vertikal integrierten EVU vorgelegt, welche die rechtliche,
operationelle, informatorische und buchhalterische Ebene der Entflechtung betrafen. Dies
empfand die Europdische Kommission flir notwendig, um den massenhaften Netzzugangsbe-
hinderungen Rechnung zu tragen.

Die Beschleunigungsrichtlinie 2003/54/EG machte es fir Deutschland notwendig, eine
Regulierungsbehdrde zu bestimmen. Die Entscheidung fiel auf die damalige RegTP, die
kurzfristig in REGTP umbenannt wurde, am 10.03.2005 jedoch den endgiltigen Namen
,Bundesnetzagentur fiir Elektrizitat, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbahnen” (BNetzA)
erhielt. Am 13.07.2005 nahm sie mit dem Inkrafttreten des novellierten EnWG in Verbindung
mit den Landesregulierungsbehorden ihre Regulierungstatigkeit auf. Sie ist eine selbststandige
Bundesoberbehorde im Geschaftsbereich des BMWi. lhre zentralen Aufgaben im leitungsge-
bundenen Stromsektor sind durch die Entflechtung und die Regulierung der Elektrizitatsnetze
die Voraussetzungen fiir einen funktionierenden Wettbewerb auf den vor- und nachgelagerten
Markten zu schaffen und gleichzeitig die Versorgungssicherheit zu gewahrleisten. Gemeinsam
mit dem BKartA bildet sie eine wettbewerbsrechtliche Missbrauchsaufsicht.

Neben der Bundesnetzagentur wurden Landesregulierungsbehdrden errichtet. |hr Tatigkeitsbe-
reich beschrankt sich jedoch auf die Regulierung der Unternehmen, an deren Netz weniger als
100.000 Kunden angeschlossen sind. Zudem darf das jeweilige Netz nicht tGber die Landesgren-
zen hinausreichen. Sie besitzen zusatzlich die Moglichkeit, ihre Aufgaben durch die so genannte
Organleihe an die BNetzA zu Ubertragen.
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Zur Gewahrleistung einer verbesserten Markttransparenz hat die BNetzA nach § 35 EnWG
jahrlich einen Monitoring-Bericht zu veroffentlichen. Der Schwerpunkt dieses Berichtes liegt bei
der Prifung, ob die Vorgaben durch das EnWG in der Praxis von den betroffenen Marktteilneh-
mern umgesetzt wurden.

Der Aufgabenschwerpunkt der Regulierungsbehorden lag seit ihrer Griindung bei der
Einzelentgeltregulierung der Netznutzungsentgelte. Die hierfiir vorerst eingefiihrte kostenba-
sierte Berechnung der Entgelte (ex ante) in Verbindung mit einem partiellen Vergleichsverfah-
ren (ex post) wird dabei ab dem 01.01.2009 durch die Anreizregulierung abgel6st.

2.3.5 DASEEG

Ein entscheidender Anstof’ zur Regelung der Einspeisung und Vergltung von Strom aus
erneuerbaren Energien ist durch das StrEG vom 7. Dezember 1990, welches am 1. Januar 1991
in Kraft trat, eingefihrt worden. Dieses Gesetz forderte eine Erhohung der regenerativen
Stromversorgung. Im Gegensatz zum heutigen EEG ist mit dem StrEG kein ausdriickliches Ziel
formuliert worden. Im Jahr 1998 ist das StrEG durch das Gesetz zur Neuregelung des
Energiewirtschaftsrechts reformiert worden. Eine wichtige Anderung betraf die Biomasse,
welche nun eine umfassende Férderung erhielt.

In der EU wird ein Anstieg der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien bis 2020 auf 20 %
angestrebt. Hierbei ist jedem Mitgliedsland der Einsatz der vorliegenden Forderinstrumente und
-maBnahmen selbst lberlassen. Es existieren Férderungsmoglichkeiten, die sich hauptsachlich
in Form von preisbasierten Einspeisemodellen und Okostrom-Angeboten sowie mengenbasier-
ten Quotenmodellen und Ausschreibungsmodellen zusammenfassen lassen. Bei preisbasierten
Modellen wird zuséatzlich zwischen fixen und variablen Einspeisevergiitungen unterschieden.

Fixe Einspeisevergitungen unterliegen festen Vergiitungssatzen, variable Einspeiseverglitungen
basieren auf Bonus- und Pramiensystemen. Preisbasierte Einspeisemodelle fordern die
regenerative Stromerzeugung Uber Preise, mengenbasierte Modelle steuern eine bestimmte
Menge dieses Stroms an. Wie in den meisten Mitgliedstaaten der EU, wird auch in Deutschland
ein preisorientierter Steuerungsmechanismus zur Férderung von erneuerbaren Energien
eingesetzt. Dieses durch das EEG definierte Einspeisemodell schreibt den Netzbetreibern eine
feste Abnahme- und Vergitungspflicht von erneuerbarem Strom vor. Bei preisbasierten
Modellen wird ein Preis vorgegeben und die Menge bildet sich in Abhangigkeit von der
Kostenfunktion am Markt, wohingegen mengenbasierte Modelle eine Menge festsetzen und
sich der Preis abhdngig von der Kostenfunktion bildet. Abbildung 4 verdeutlicht den Unterschied
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zwischen preis- und mengenbasierten Modellen in Abhdngigkeit von unterschiedlichen
Kostenfunktionen.

ABBILDUNG 4: DIE FUNKTION VON PREIS- UND MENGENBASIERTEN MODELLEN.

Preisbasiertes Instrument Mengenbasiertes Instrument

Preis 4 Preis 4

P1

Prix

Xy X, X X
17273 Menge fiX  Menge

Quelle: Held (2007).

Das EEG ist am 25. Februar 2000 vom Deutschen Bundestag verabschiedet worden und trat am
1. April 2000 in Kraft. Der Zweck des Gesetzes ist im § 1 EEG verankert, welches ,im Interesse
des Klima-, Natur und Umweltschutzes eine nachhaltige Entwicklung der Energieversorgung”
bewirken soll. Weiterhin zielt es auf eine Reduzierung der volkswirtschaftlichen Kosten der
Energieversorgung auf Grund der Einbeziehung externer Effekte ab, weshalb eine direkte
Forderung zur Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien notwendig ist. Eine umfassende
Novellierung erhielt das EEG 2000 am 5. November 2003 durch das Bundesumweltministerium
und das Bundeswirtschaftsministerium. Das am 1. August 2004 neu in Kraft getretene EEG 2004
verlangte u.a., dass die Hohe der Verglitungen fir EE angepasst und die Effizienzanforderungen
der Anlagen erhoht werden. Die Richtlinie gemaR § 1 Abs. 2 EEG gibt weiterhin an, den Anteil
der EE an der Stromversorgung im Jahr 2010 auf mindestens 12,5 % und im Jahr 2020 auf
mindestens 20 % zu steigern.

2.4 NETZZUGANG UND NETZENTGELTE

Die Regulierung der Netzbetreiber erfolgt auf zwei Arten: Verhaltensregulierung lber
Netzentgelte und nichtpreisliche Strukturregulierung.
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2.4.1 STRUKTURREGULIERUNG

2.4.1.1 KRAFTNAV

Durch die Vorschriften zum Netzanschluss (§§ 17 ff. EnWG) und zum Netzzugang (§§ 20 ff.
EnWG) greift die Strukturregulierung direkt an den mit Diskriminierungsanreizen behafteten
Schnittstellen zwischen dem Netzbetreiber und Erzeugern wie Versorgern an. Netzanschluss wie
Netzzugang kénnen demnach nur mit berechtigter Begriindung verweigert und bei VerstoRen
mit BuRgeldern geahndet werden. Naheres zu § 17 EnWG regelt die KraftNAV vom 30.06.2007.

Die Behandlung von Kraftwerksanschlussbegehren ist leicht zu Gberwachen, wobei begriindete
Ablehnungen in ihren technischen und 6konomischen Ursachen aufgrund der Netzkomplexitat
allerdings teilweise schwierig nachvollziehbar sind. Die sich ergebenden Spielrdume fiir den
Netzbetreiber sind aber Gberschaubar. Diese Informationsasymmetrie kann durch Regulierung
nicht beseitigt werden. Hierzu waren technische Innovationen noétig, die den Netzaufbau
vereinfachten.

Die gleichen disziplinierenden Effekte sind aufgrund der Nachvollziehbarkeit und der drohenden
Sanktionen auch im Bereich der Netzzugange sowohl gegeniiber Erzeugern als auch gegeniber
Abnehmern anzunehmen.

Nach vollzogenem Netzanschluss und Netzzugang bestehen keine Diskriminierungsmoglichkei-
ten von Seiten des Netzbetreibers mehr, da sich der Fluss des eingespeisten Stroms im Netz
weder kontrollieren noch nachverfolgen lasst.

2.4.1.2 UNBUNDLING

Netzbetreiber missen rechtlich, organisatorisch und informationell von vor- und nachgelager-
ten Wertschopfungsstufen entflochten sein. Die Vorgaben der Art. 10 und 15 der BundesRL
Strom sowie der §§ 6ff, 8 Abs. 1, 9, 10 EnWG begriinden allerdings ein gewisses Mal} an
Unabhangigkeit. So lasst § 8 Abs. 4 EnWG den Einsatz bestimmter gesellschaftsrechtlicher
Instrumente ,zur Wahrnehmung der wirtschaftlichen Befugnisse der Leitung des vertikal
integrierten EVU und seiner Aufsichtsrechte Uber die Geschaftsfiihrung des Netzbetreibers im
Hinblick auf dessen Rentabilitat” zu.

Bei der rechtlichen Entflechtung kann die Gesellschaftsstruktur frei gewdhlt werden. Die Netze
konnen der neuen Netzgesellschaft lGbertragen oder von ihr gepachtet werden. Die rechtliche
Entflechtung bewirkt die Schaffung der grundlegenden Strukturen, die eine personelle und
operative Entflechtung erméglichen.
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Nach der organisatorischen Entflechtung ist die Zugehorigkeit des Managements der
Netzgesellschaft zur Unternehmensleitung ausgeschlossen, um die Handlungsunabhéangigkeit
des Netzbetreibers in Bezug auf das operative Geschaft zu gewahrleisten. So sind Weisungsbe-
fugnisse von anderen Gesellschaften bzw. einer libergeordneten Holding generell ausgeschlos-
sen. Die Einflussmoglichkeiten beschrianken sich auf grundsatzliche finanzielle Ubereinkiinfte
wie ein Gewinnabflihrungsvertrag. Es existieren jedoch keine speziellen Regelungen fir die
Besetzung des Aufsichtsrates einer Netzgesellschaft noch fiir die Begriindung der Abberufung
des Vorstandes.

Durch die informationelle Entflechtung sind die betroffenen Unternehmen verpflichtet,
Informationen Uber Dritte vertraulich zu behandeln, die Weitergabe von Informationen nicht
selektiv vorzunehmen. Eine entsprechende Anpassung der informatorischen Prozesse wird
vorausgesetzt. Mittelfristig ist zudem eine physische Trennung der Daten im IT-System
erforderlich. Entscheidend ist, dass die Grundlage fiir Handlungsanweisungen ausgeraumt wird,
welche durch zwischenmenschlichen Austausch, der in der Praxis durch die mangelnde
Trennung der Raumlichkeiten wie der IT-Systeme und zudem durch Personalaustausch wie auch
gezielten Dialog beider Parteien beglinstigt ist.

2.4.1.3 EIGENTUMSRECHTLICHE ENTFLECHTUNG UND DER UNABHANGIGE NETZBETREIBER

Die moglichen Varianten der weitergehenden Entflechtung sind das von den EU-Organen
favorisierte eigentumsrechtliche Entflechtung (Ownership Unbundling) und das alternative
Modell des ,,unabhingigen Netzbetreibers” bzw. Independant System Operator (1SO).

Die bisherigen Regelungen zielen auf eine vollstandige Trennung der zu den jeweiligen Stufen
der Wertschopfungskette gehorigen operativen Tatigkeiten. Die eigentumsrechtliche
Entflechtung verlangt dariiber hinaus die komplette Uberfiihrung des Eigentums an einen nicht
in der Erzeugung oder dem Vertrieb von Elektrizitdt tatigen Eigentimer. Die Europaische
Kommission hat sich mit der Effektivitdt der geltenden Entflechtungsregeln beschaftigt und im
Januar 2007 eine Sektorenanalyse zur Untersuchung des Wettbewerbs auf dem Energiemarkt
veroffentlicht. Darin werden Defizite des europdischen Elektrizitats- und Gasmarkts bzw.
Schwachpunkte der bisherigen Vorschriften sowohl beim Ubertragungsnetz als auch beim
Verteilernetz aufgezeigt, von denen die wichtigsten im Folgenden dargestellt werden sollen.

Durch die informatorische Entflechtung kann nicht wirksam unterbunden werden, dass
weiterhin Informationen vom vertikal integrierten Netzbetreiber an die anderen Stufen der
Wertschopfungskette flieRen. Die rechtlich getrennten Unternehmen haben ihre Sitze teilweise
im selben Gebdude und einzelne Abteilungen (z.B. Rechtsabteilung) werden gemeinsam
genutzt, so dass die Einhaltung der Regeln zur informatorischen Entflechtung schwer zu
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kontrollieren sei. Der Bericht der EU stellt Beispiele dafiir dar, dass es trotz Entflechtungsvor-
schriften nach wie vor Méglichkeiten zur Diskriminierung von Wettbewerbern gabe. So hatten
die integrierten Netzbetreiber den Anreiz, neuen Kraftwerken von nicht verbundenen
Unternehmen keinen Anschluss an ihr Netz zu gewahren bzw. diesen zeitlich aufzuschieben, um
keinen zusatzlichen Wettbewerb zu schaffen. Zudem mangele es ihnen am Anreiz zu wichtigen
Investitionen in die Netze. Gerade bei Netzengpdssen werde nicht wettbewerbsférdernd bzw.
nicht im Interesse des Marktes in die Netze investiert.

Die EU kommt zu dem Ergebnis, dass die Moglichkeiten zur Diskriminierung und anderem
wettbewerbsbehinderndem Verhalten durch die durchgesetzten Entflechtungsformen zwar
verringert worden seien, aber die beschriebenen Probleme auf dem Strommarkt weiterhin
existierten.

Die eigentumsrechtliche Entflechtung greift von allen Entflechtungsformen am starksten in die
Struktur eines Unternehmens ein. Die wettbewerbsfahigen Bereiche Erzeugung und Versorgung
werden vom Netz als natirliches Monopol eigentumsrechtlich getrennt. Das Netz geht dabei
wirtschaftlich und juristisch vollstdndig in die Hande neuer Eigentimer Uber. Nur der
entflochtene Netzbetreiber ist in einem solchen Fall fir Aufgaben wie Wartung und Instandhal-
tung der Netze, Investitionen zum Netzausbau etc. zustandig. Beteiligungen oder Rechte der
Erzeugungs- oder Versorgungsunternehmen am Netzbetrieb oder des Netzbetriebs an diesen
Unternehmen dirfen nicht mehr bestehen. Netzbetrieb und andere Ebenen der Wertschop-
fungskette sind faktisch unabhangig.

Um die Vorschlage der EU 6konomisch bewerten zu kdnnen, werden im Folgenden die positiven
und negativen Effekte einer solchen eigentumsrechtlichen Entflechtung sowie das Modell eines
Independent System Operators betrachtet. Dabei wird als Referenzsituation vom aktuell
geltenden Regulierungsregime mit den bisher geltenden Entflechtungsformen ausgegangen.

Durch die vollstandige Trennung des Netzes als monopolistischen Bereich von den anderen
Ebenen der Wertschopfungskette sinken die faktischen Diskriminierungsmoglichkeiten und -
anreize. Die Verknlipfung der Interessen zwischen der Ebene des Netzes und den anderen
Ebenen ist aufgehoben und der Anreiz der Netzbetreiber, den Wettbewerbern keinen Anschluss
an das Netz zu gewadhren, verschwindet damit. Die Versorgungsunternehmen haben keine
Moglichkeiten mehr, aus dem Netz Wettbewerbsvorteile gegeniiber ihren Konkurrenten zu
ziehen. Sie kdonnen das Netz nicht mehr strategisch zum Mittel der Quersubventionierung
verwenden. Da ein solcher Missbrauch unmoglich wird, sinkt zumindest der Regulierungsauf-
wand.

Nach einer eigentumsrechtlichen Entflechtung hitte das Ubertragungs- und Verteilernetz
weiterhin die Eigenschaft des natiirlichen Monopols, so dass der dann unabhangige Netzbetrei-
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ber seine Handlungsoptionen als natiirlicher Monopolist behalt. Somit ware eine Regulierung
des Netzzugangs immer noch erforderlich.

Weil die Verhaltens- und die Strukturregulierung aufeinander abgestimmt sein sollten, bedirfte
es bei einer eigentumsrechtlichen Entflechtung eventuell Anpassungen in der Verhaltensregulie-
rung. Ein weiterer Nachteil ist, dass eine solche MaRnahme einen massiven Eingriff in private
Eigentumsrechte darstellt und somit mit erheblichen verfassungsrechtlichen Bedenken
verbunden ist. Juristisch misste zundchst die VerhéaltnismaBigkeit gepriift und langwierige
Gerichtsverfahren geflihrt werden. Bei einem Verkauf des Netzes wiirden hohe Entschadigungs-
zahlungen erforderlich werden und es stellt sich die problematische Frage, wer neuer
Eigentimer des Netzes werden soll, der Staat oder Private.

Als Nachteil sind zudem die Kosten der Umsetzung zu nennen, die bei einer eigentumsrechtli-
chen Entflechtung fiir die Neuordnung der Organisation der Unternehmen anfallen wiirden. So
missten die Unternehmen neue Investitionen in die Umsetzung der Regeln tatigen, kurz
nachdem sie die jetzt geltenden Vorschriften in ihre Organisation libernommen haben.

Die EU schlagt als Alternativvorschlag zur eigentumsrechtlichen Entflechtung das Modell des
,unabhangigen Netzbetreibers” (ISO) als MalBnahme fiir mehr Wettbewerb auf dem
Strommarkt vor. Der ,System Operator” (SO) stellt den Betreiber des Ubertragungsnetzes dar
und ist nach den bisher durchgesetzten Entflechtungsformen vom Eigentlimer des Netzes, dem
,Transmission Owner” (TO), zu unterscheiden.

Die Aufgaben des unabhdngigen Netzbetreibers sind Systemmanagement, kaufmannische
Abwicklung, operativer Betrieb des Netzes und Netzentwicklung. Der Netzbetrieb wird dabei
von der Erzeugung und Versorgung getrennt, sodass eine von den anderen Ebenen der
Wertschopfungskette unabhingige Netzgesellschaft entsteht. Diese lGbernimmt die Aufgaben
des Netzbetriebes, wobei im Gegensatz zur eigentumsrechtlichen Entflechtung das urspriinglich
vertikal integrierte Unternehmen Eigentiimer des Netzes bleibt. Je nachdem, wie viele Aufgaben
der ISO Ubernimmt, sind die Modelle ,deep ISO“, ,operational ISO“ und ,balancing 1SO“ zu
unterscheiden. Beim ,deep ISO“ werden dem ISO alle Entscheidungen und Verantwortlichkeiten
Ubertragen, auch Investitionsentscheidungen, so dass dieses die starkste Form der ISO-Modelle
darstellt. Da diese als von der EU als bevorzugte Form anzusehen ist, soll sie Grundlage der
folgenden Bewertung sein.

Zunachst ist festzustellen, dass durch den Verbleib des Netzeigentums beim Energieversor-
gungsunternehmen bei diesem Modell weniger rechtliche Bedenken als der eigentumsrechtli-
chen Entflechtung bestehen dirften. Weil jedoch der unabhingige Netzbetreiber die
Verantwortung flr die Aufgaben des Netzbetriebes tragt, greift er durch seine Entscheidungen
in die Eigentumsrechte des Netzeigentliimers ein.
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Ein Vorteil des Modells konnten Chancen auf mehr Wettbewerb sein. Dadurch, dass die
Entscheidungen liber Netzanschliisse neuer Kraftwerke und die dazu notwendigen Investitionen
in diesem Modell nicht mehr der Netzeigentiimer, sondern der unabhangige Netzbetreiber
trifft, bestehen keine Anreize zur Diskriminierung beim Netzzugang neuer Kraftwerke. Er ist
nicht mehr mit der Erzeugungsstufe verbunden und hat nicht mehr das Ziel, diese vor
Wettbewerb zu schiitzen. Dagegen riickt fir den unabhdngigen Netzbetreiber das Ziel der
Versorgungssicherheit in den Mittelpunkt. Um das Netz stabil zu halten, wird er sich um den
Anschluss moglichst vieler Erzeuger an sein Netz bemihen. So konnte auch der wiinschenswer-
te grenzliberschreitende Zusammenschluss der Netze erleichtert werden.

Allerdings besteht die Gefahr, dass der unabhangige Netzbetreiber die Kosten fiir den
Netzanschluss niedrig ansetzt und auch solche Investitionen herbeifiihrt, die unwirtschaftlich
sind. Dies wirft die Frage nach der Haftung fiir solche Investitionen auf. Der ISO hat nur geringes
Vermogen und daher keine Haftungsmasse. Insofern besteht die Befiirchtung, dass die Kosten
als Folge dieser Investitionen in die Netzentgelte eingehen und damit letztlich dem Kunden
aufgeblirdet werden. Nachteil des Modells sind auch hohere Transaktionskosten und
erschwerte Koordination durch die entstehenden Schnittstellen zwischen Netzbetreiber und
dem Netzeigentlimer. Durch die Bildung eines ISO kénnen Abstimmungsprobleme zwischen
diesem und dem Besitzer des Netzes bei Investitionen ins das Netz sowie der Pacht fur die
Uberlassung des Netzes auftreten. Die Investitionen in das Netz kénnen sich zudem verzégern,
da der unabhidngige Netzbetreiber diese einerseits mit dem Netzeigentliimer verhandeln und
andererseits vom Regulierer fiir dessen Erlésobergrenzenrechnung bestatigen lassen muss. Wie
bei der eigentumsrechtlichen Entflechtung bleibt bei der Griindung eines unabhingigen
Netzbetreibers das Netz ein natirliches Monopol. Die damit verbundenen Probleme sowie die
Notwendigkeit einer Regulierung bleiben also auch hier bestehen.

2.4.2 VERHALTENSREGULIERUNG

2.4.2.1 NETZENTGELTE UBER KOSTENREGULIERUNG

Seit der Aufnahme ihrer Regulierungstatigkeit fuBt die Kontrolle der Netznutzungsentgelte
durch die BNetzA auf der kostenbasierten Regulierung. Dabei wird den Unternehmen auf die
berichteten Kosten eine festgelegte Ertragsrate zugestanden. Die Netznutzungsentgelte werden
dabei von der zustiandigen Regulierungsbehérde Uberprift, wobei fiir die Berechnung den
effizienten Kosten eine bedeutende Stellung zukommt. Dabei handelt es sich um diejenigen
Kosten, die bei der Existenz von Wettbewerb anfallen wiirden. Hiermit soll falschen Anreizen,
die zu Uberinvestitionen bzw. Uberkapitalisierungen (Averch-Johnson-Effekt) fithren kénnen,
entgegengewirkt werden.
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Da es jedoch keine derartige wettbewerbliche Vergleichsmoglichkeit gibt, scheint diese
Kostendefinition zu viel Auslegungsspielraum zu bieten. Aus diesem Grund wurden durch das
Erlassen der Netzentgeltverordnung (NEV) am 25.07.2005 neue konkrete Vorgaben fir die
Kostenkalkulation gemacht und somit der Kalkulationsleitfaden der VV I+ abgel6st. Der
Auslegungsspielraum blieb jedoch teilweise immer noch bestehen. Der Netzbetreiber hat
hierbei zusatzlich die Pflicht, die jeweiligen Kostennachweise sechs Monate vor dem Inkrafttre-
ten der Netznutzungsentgelte zu erbringen.

Zur Beurteilung der Kosteneffizienz kann die Regulierungsbehérde Kostenvergleiche zwischen
den Netzbetreibern durchfihren und die Resultate bei der Genehmigung der Entgelte
bericksichtigen. Die Vergleiche finden fiir jede Netz- und Umspannebene getrennt statt. Um
den strukturellen Unterschieden gerecht zu werden, werden sechs Strukturklassen unterschie-
den. Zum einen wird hierbei die Absatzdichte bertlicksichtigt, zum anderen zwischen alten und
neuen Bundeslandern unterschieden. MalRgebliches Kriterium fiir den Vergleich sind die Kosten
pro Kilometer Leitungsldange. Die ermittelten Kostenkomponenten sind zunachst vollstandig den
in der StromNEV angegebenen Hauptkostenstellen zuzuordnen, die der Struktur der Ubertra-
gungs- und Verteilnetze nachempfunden sind. Durch Kostenwalzung erfolgt dann die Zuordnung
der Hauptkostenstellen zu den Kostentragern. Die Netzbetreiber bestimmen schlieflich mittels
einer Gleichzeitigkeitsfunktion die Netzentgelte fir jede Netz- und Umspannebene bestehend
aus einem Jahresleistungspreis und einem Arbeitspreis. Da die Kostenwalzung Uber alle
Netzebenen durchgefiihrt wird, begleichen die Entgelte der Verbraucher die Nutzung der
Netzebene, an welche sie angeschlossen sind, sowie aller vorgelagerter Netzebenen. Die so
berechneten Daten sind der BNetzA zu libermitteln. Diese priift die Angaben und ermittelt die
genehmigungsfahigen Kosten.

Die genehmigten Netzentgelte sind Hochstpreise. Sie dirfen nur Gberschritten werden, wenn
sich die Kosten eines Verteilnetzbetreibers durch héhere im Rahmen der Kostenwalzung von
vorgelagerten Netzen lUberwalzte Kostenbetrdage erhoht haben. Im Anschluss an das Genehmi-
gungsverfahren werden die Preise wie auch die Ergebnisse der Genehmigungsverfahren von der
BNetzA veroffentlicht.

Bis Ende 2006 wurden die Entgelte der vier groRen Ubertragungs- sowie die der groRen
Regionalnetzbetreiber Uberprift. Dies flihrte zu einer Genehmigung von 75 Entgelten, wobei
alle Netzbetreiber starke Kirzungen hinnehmen mussten. Bis zum 31.12.2007 waren alle
Entgelte genehmigt worden. Dabei traten hohe Kostenunterschiede innerhalb der gebildeten
Gruppen auf. So betrug der Maximalwert in der Gruppe Hochspannungsebene West Absatzdich-
te Mittel mehr als das 30-fache des Minimalwertes der Gruppe. Aufgrund der hohen Bandbreite
der Werte innerhalb der einzelnen Gruppen schlieBt die BNetzA auf Ineffizienzen beim
Netzbetrieb.
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Die kalkulierten sechs Monate zur Bewaltigung der Einzelentgeltgenehmigung konnten nicht
eingehalten werden. Durch diese kostenbasierte Vorgehensweise enstand zwar sehr viel Arbeit
auf beiden Seiten, die Kiirzungen der Netznutzungsentgelte in der ersten Entgeltgenehmigungs-
runde um ca. 2,4 Mrd. € bzw. bis zu 20% bewirkten jedoch, dass die Gefahr von unrechtmaRig
hoch gesetzten Entgelten gesenkt wurde. Somit konnten die Chancen fiir mehr Wettbewerb auf
den vor- und nachgelagerten Markten verbessert werden. Neben dieser kostenbasierten
Regulierung unterliegen die Netznutzungsentgelte einem partiellen Vergleichsverfahren,
welches ex post angewandt wird. Dabei vergleicht die zustdndige Regulierungsbehorde die
erhobenen Entgelte, Erlose oder Kosten der Netzbetreiber. Im Gegensatz zur VV |+ wurde die
Vermutung bezliglich einer rationellen Betriebsfiihrung auf die unteren 50% der jeweiligen
Strukturklasse gesenkt.

2.4.2.2 NETZENTGELTE UBER ANREIZREGULIERUNG

Die kostenbasierte Regulierung wird ab dem 01.01.2009 durch die Anreizregulierung ersetzt. Die
BNetzA legte hierfiir am 30.06.2006 einen Bericht vor. Die Griinde des Methodenwechsels sind
bei den Problemen der kostenbasierten Regulierung zu suchen. Neben der schon angesproche-
nen potenziellen Uberkapitalisierung seitens der Netzbetreiber, spielen hierbei vor allem die
geringen Anreize, Kostensenkungen voranzutreiben bzw. die individuelle Produktivitdt zu
erhohen, eine entscheidende Rolle.

Um diese Probleme beseitigen zu kdnnen, beruht das Konzept der Anreizregulierung der BNetzA
auf der Entkopplung von Kosten und Erlésen. Dabei werden den regulierten Unternehmen
Anreize gegeben, ihre Kosten zu senken bzw. ihre Produktivitdt zu steigern, indem fiir eine
bestimmte Periode eine dynamische Erlosobergrenze (revenue cap) eingefiihrt und dem
Netzbetreiber zugestanden wird. Dabei werden die Erlose nicht wie bei der kostenbasierten
Regulierung direkt den verdnderten Kosten angepasst, sondern die jeweilige H6he der
Produktivitat sorgt dafiir, dass die kosteninduzierten Gewinne vom Netzbetreiber eingehalten
werden dirfen. Je groRer die Rationalisierungsanstrengungen, desto héher ist der Gewinn.

Nach den jeweiligen Perioden findet eine Anpassung der Erlosobergrenze statt, indem die
Netznutzungsentgelte den Kosten des Netzbetreibers angepasst werden und somit auch die
Netznutzer von den Produktivitaitsgewinnen profitieren. So ergibt sich im Idealfall eine
Situation, in der sowohl der Netzbetreiber als auch der Netznutzer gewinnen.

Im April 2007 wurde die Anreizregulierungsverordnung vom Bundesrat verabschiedet. Ab 2009
soll innerhalb zweier Regulierungsperioden von jeweils fiinf Jahren versucht werden, die
Ineffizienzen der Netzbetreiber abzubauen. Danach soll in einer zweiten Stufe der Anreizregulie-
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rung im Jahr 2019 eine Yardstick-Competition angestrebt werden, welche ein System des reinen
Vergleichswettbewerbs darstellt.

Die Erlosobergrenzen der Anreizregulierung werden auf Basis der in der zweiten Netzentgeltge-
nehmigungsrunde gepriiften Kosten, bereinigt von den dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten,
ermittelt. Daflr hatten die Netzbetreiber bis zum 01.07.2007 die von der BNetzA geforderten
Genehmigungsantrage zu stellen. Jedes Unternehmen erhalt dabei Effizienzvorgaben, die sich
einerseits aus den allgemeinen Effizienzzielen, die in der ersten Regulierungsperiode auf 1,25%
und in der zweiten Periode auf 1,5 % festgesetzt wurden. Andererseits beinhalten diese auch
individuelle Effizienzziele. Zusammen korrigieren sie jahrlich die Erlésobergrenze nach unten,
wobei der jeweilige Verbraucherpreisindex die Erlésobergrenze jahrlich um seinen Wert nach
oben korrigiert. Die individuelle Effizienzkomponente wird durch die Extremwertmethoden
Data Envelopment Analysis (DEA) und der Stochastic Frontier Analysis (SFA) berechnet, indem
durch einen Effizienzvergleich der effizienteste Netzbetreiber berechnet wird und dieser dann in
ein Effizienzverhaltnis zu den anderen Unternehmen gesetzt werden muss. Zu Gunsten des
ineffizienten Netzbetreibers wird dabei das fir ihn glinstigere Ergebnis beider Methoden zur
Berechnung herangezogen. Der jeweilige Effizienzwert unterliegt dabei jedoch einer Effizienzun-
tergrenze, die mit 60 % veranschlagt wurde. Auch dem denkbaren Anreiz, auf Ersatzinvestitio-
nen zu verzichten oder die Versorgungsqualitdt zu verringern, um die beeinflussbaren Kosten zu
senken, wird entgegengewirkt.

Ab der zweiten Regulierungsperiode soll dazu ein Qualitdtselement eingefiihrt werden, welches
fiir Zu- oder Abschlage bei der Erlosobergrenze sorgen kann. Zusatzlich besteht die Moglichkeit,
bei getatigten Erweiterungsinvestitionen einen Investitionszuschlag auf die Erlésobergrenze zu
erhalten. Zur Vereinfachung besteht fiir Netzbetreiber mit weniger als 30.000 angeschlossenen
Kunden die Moglichkeit eines vereinfachten Verfahrens, indem der Effizienzwert auf 87,5% und
der Anteil der dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten auf 45% festgelegt werden kann.

Die neuen Anreize fir Stromnetzbetreiber machen deutlich, dass die Anreizregulierung eine
effizientere Regulierungsmethode als die seit 2005 angewandte Methode der kostenbasierten
Regulierung darstellt. Jedoch werden, speziell von der Monopolkommission, einige Punkte bei
der deutschen Umsetzung stark kritisiert. Zum einen wurde der allgemeine Effizienzfaktor der
Branche durch den politischen Diskussionsprozess zu Gunsten der Netzbetreiber abgesenkt. Der
von der BNetzA angestrebte und in einigen europdischen Vergleichsstaaten realisierte Wert
zwischen 1,5-2% wurde auf 1,25% abgesenkt. Zudem ist der zuvor geplante Effizienzgrenzwert
von 50% auf 60% angehoben worden, was sehr ineffizienten Netzbetreibern durch geringere
individuelle Effizienzvorgaben Zusatzgewinne bescheren wird.
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Der individuelle Effizienzwert wird zudem dadurch gedriickt, dass durch die Wahl des besten
Wertes der Extremwertanalysen DEA und SFA, die sich Beobachtungen zufolge signifikant
unterscheiden konnen, dem Netzbetreiber weitere Zugestdandnisse gemacht werden. Die
beeinflussbaren Kosten stellen in Relation zu den Gesamtkosten einen sehr geringen Anteil da,
was die Effizienzerwartungen weiter senkt. Auch bleibt die Abgrenzung dieser Kosten sehr
umstritten. In diesem Zusammenhang sollten Kosten wie die zu Monopolzeiten gewdhrten
tarifvertraglichen und betrieblichen Vereinbarungen auch zu der beeinflussbaren Kostenkatego-
rie zahlen, um speziell in diesen meist sehr ineffizienten Bereichen Fortschritte einleiten zu
kénnen.

2.5 DIE PREISBILDUNG AM STROMMARKT UND DAS INVESTITIONSDILEMMA

2.5.1 DER OPTIMALE KRAFTWERKSPARK

Der Theorie folgend wird die GréRe eines nationalen Kraftwerkparks und dessen Zusammenset-
zung aus verschiedenen Kraftwerkstypen im Wesentlichen durch das Anforderungsprofil der
Nachfrage, sowie durch die gewiinschte Versorgungssicherheit definiert. Der optimale
Kraftwerkparks ist demnach diejenige Kombination von Kraftwerken, das die aus der Nachfrage
abgeleitete Produktionsaufgabe zu minimalen Kosten befriedigen kann.

Je nach Primarenergietrager, der zur Umwandlung in elektrische Energie eingesetzt wird, und
dem technologischen Stand weisen die verschiedenen Kraftwerkstypen unterschiedliche
Kostenstrukturen auf. Vernachldssigt man technische Parameter wie An- und Herunterfahrzei-
ten, so lasst sich durch die Gegenlberstellung von fixen Kosten — zumeist Kapital- und
Instandhaltungskosten — und variablen Kosten, die im Wesentlichen den Brennstoffkosten
entsprechen, die Anzahl an Stunden berechnen, die ein bestimmter Kraftwerkstyp minimal bzw.
maximal laufen muss, um ihn optimal einzusetzen. Unterstellt man vereinfachend eine
Zuordnung der verschiedenen Kraftwerke in die Kategorien Grund-, Mittel- und Spitzenlast, so
ergeben sich die im obigen Teil der Abbildung 5 dargestellten Zeitpunkte t; und t, als Grenzen
des optimalen Kraftwerkseinsatzes. Durch ein Abgleichen der effizienten Nutzungsdauern der
Kraftwerke mit der Jahreslastkurve lassen sich die Kapazititen an Grund-, Mittel- und
Spitzenlastkraftwerken ermitteln, die benétigt werden, um eine kostenminimale Befriedigung
der Nachfrage zu gewahrleisten.
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Der optimale Kraftwerkspark
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Quelle: Joskow (2006}; Eigene Darstellung

ABBILDUNG 5: DER OPTIMALE KRAFTWERKSPARK

Die Kosten des optimalen Kraftwerkparks setzen sich aus den fixen Kapazitdtskosten der
Kraftwerkskapazitaten und den variablen Kosten des Brennstoffverbrauchs zusammen. Nimmt
man den zu einem bestimmten Zeitpunkt existierenden Kraftwerkspark als gegeben an, so sind
die fixen Kosten des Kraftwerkbaus als versunken und damit bezlglich des Anbieterverhaltens
als irrelevant anzusehen. Folglich sind lediglich die variablen Kosten entscheidungsrelevant, so
dass sich die wettbewerbliche Angebotsfunktion auf dem Strommarkt — auch Merit Order
genannt — durch die Anordnung der verschiedenen Kraftwerke nach der Héhe ihrer Grenzkosten
unter Bericksichtigung von staatlichen Auflagen (Must-run Kapazitdten) bestimmen I3sst.
Integriert man nun die Nachfrage mit in die Graphik, so befindet sich der Strommarkt in einer
simplifizierten Betrachtung im Wesentlichen in einem von zwei voneinander zu unterscheiden-

den Zustanden.
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Den GroRteil des Jahres geht die Nachfrage nach Strom nicht Uber die Kapazititen des
Kraftwerkparks hinaus, weshalb der Preis auf dem Spotmarkt (Day- Ahead-Markt) fir Strom den
kurzfristigen Grenzkosten des Kraftwerks entspricht, das gerade noch benétigt wird, um die
aktuelle Nachfrage zu befriedigen. Dabei fahren alle Kraftwerke links vom Schnittpunkt der
Angebots- und der Nachfragekurve so genannte inframarginale Gewinne ein, die dazu dienen
Teile der Fixkosten inklusive der Kapitalkosten zu decken. Die H6he der Deckungsbeitrage jedes
einzelnen Kraftwerks, auch spark spread genannt, wird durch die Differenz zwischen aktuellem
Spotpreis und den Grenzkosten des jeweiligen Kraftwerks bestimmt.

Der Preis in diesem ersten Szenario, also in einer Situation, in der Versorgungssicherheit
gewadhrleistet werden kann, wird niemals Uber den Grenzkosten der Kraftwerke liegen, die
bendtigt werden, um die Spitzenlast zu befriedigen, so dass folglich diese niemals inframargina-
le Gewinne zur Vollkostendeckung erzielen.

Sowohl Joskow (2006) als auch Miiller (2007) zeigen, dass die Unterdeckung des Systems bei
Grenzkostenpreisen genau den annualisierten Fixkosten der Spitzenlastkraftwerke entspricht. Es
bedarf also eines Szenarios, in dem eine Knappheitssituation entsteht, die dazu fiihrt, dass die
GroRhandelsmarktpreise fir Strom in ein paar Stunden des Jahres, so genannten scarcity hours,
deutlich erhoht werden und durch die dann erzielten Knappheitsrenten eine Vollkostendeckung
bei allen Kraftwerkstypen erreicht werden kann. Dieses Problem wird als Investitionsdilemma
bezeichnet und wird detailliert in Kapitel 2.5.4 erlautert.

2.5.2 DER HANDEL AN DER EEX

Der Preis fur Strom in Deutschland wird Gber den Termin- und Spotmarkthandel an der EEX
gebildet. Der Preis an der EEX ist der Referenzpreis fiir alle Over-the-Counter-Vertrage (OTC).
Der Spotmarkthandel wird auch als Day-Ahead-Markt bezeichnet, der Terminmarkt lasst sich
nach finanziellen und nicht-finanziellen Futures unterscheiden.

2.5.2.1 DER DAY-AHEAD MARKT FUR STROM

Charakteristisch fir den Day-Ahead-Markt ist, dass er auf Kauf- und Verkaufsgeboten jedes
Handelsteilnehmers basiert. Die dort gehandelten Produkte werden nach ihrer Lieferdauer
unterschieden. Als Basis dienen die Stundenkontrakte, welche fiir jeweils genau eine Stunde
eines bestimmten Liefertages das Bezugsoder Verkaufsrecht verbriefen. Als Lieferort bietet die
EEX neben den vier deutschen Regelzonen auch die Osterreichische Regelzone des Betreibers
Austrian Power Grid an.

Das Volumen eines Stundenkontraktes betrdagt genau 0,1 MWh und setzt sich aus der
Lieferleistung, genau 0,1 MW, multipliziert mit der Lieferdauer, genau eine Stunde, zusammen.
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Zum einen ermoglicht der Handel dieser Kontraktart den Energieunternehmen ein stundenge-
naues Gleichgewicht in ihrem Absatz- und Bezugsportfolio sicherzustellen, zum anderen besteht
auf Grundlage dieser Stundenkontrakte die Moglichkeit, Gebote fiir mehrere aufeinander
folgende Stunden mit konstanter Lieferleistung abzugeben. Diese Handelsvereinbarungen
werden daher Blockkontrakte genannt. Im System der EEX sind zur Vereinfachung bereits die
wichtigsten Blockkontrakte hinterlegt, so dass ein Handelsteilnehmer direkt Gebote auf diese
Kontrakte in das EEX Handelssystem abgeben kann.

Die angebotenen Produkte orientieren sich an der tagesspezifischen Lastverteilung, wobei der
Baseload- und der Peakloadkontrakt die zwei wichtigsten Produkte sind. Der Vorteil von
Blockkontrakten liegt darin, dass Kraftwerksiiber- bzw. Unterkapazitdten direkt am Markt
angeboten bzw. nachgefragt werden kénnen.

Der Handel ist an der EEX in die vier Handelsphasen Vorhandel, Haupthandel, Nachhandel und
Tagesendverarbeitung eingeteilt. Der Handel von Stundenkontrakten unterscheidet sich
allerdings von dem der Blockkontrakte, da der Handel von Stundenkontrakten auf Basis einer
zweiseitigen Auktion mit geschlossenem Orderbuch erfolgt, welche auf den Geboten der
Marktakteure basiert. Die Marktakteure haben die Moglichkeit, ihre Gebote bis zu vierzehn
Tage vor dem eigentlichen Erflllungstag in das System der EEX einzugeben oder zu andern. Dies
ist auBer einen Tag vor der Erfiillung, an dem die Eingabe oder Anderung lediglich bis 12.00 Uhr
getatigt werden kann, taglich in der Zeit von 7.30 bis 20.00 Uhr moglich.

Im Vorhandel geben die Handelsteilnehmer ihre Gebote in Tabellenform fiir jede einzelne
Stunde in das System der EEX ein, wobei in der ersten Zeile die Preisstufen in €/MWh
festgehalten werden. Wichtig dabei ist, dass als Anfangspreis immer der Wert null und als
Endpreis immer der Wert 3000, der als maximaler Preis in €/ MWh aus der Borsenrichtlinie der
EEX resultiert, in der Tabelle enthalten ist.

In der ersten Spalte sind die einzelnen Tagesstunden angegeben, welche den entsprechenden
Stundenkontrakt beziffern. Es ist zu beachten, dass in der gleichen Tabelle sowohl Kauforder,
gekennzeichnet durch ein positives bzw. kein Vorzeichen, als auch Verkauforder, gekennzeich-
net durch ein negatives Vorzeichen, enthalten sind, wodurch sich fiir jede Stunde individuelle
Preis- Mengenkombinationen bilden lassen. Diese Gebotsform wird auch preisabhangiges Gebot
genannt. Das Gegenteil stellt ein preisunabhidngiges Gebot dar. Dies bedeutet, dass der
Marktakteur zu jedem Preis eine bestimmte Menge kaufen will, beispielweise da er zu dieser
Stunde Uber keine alternative Bezugsmaoglichkeit verfiigt.

Die entsprechenden Kaufs- und Verkaufspraferenzen des Marktakteurs ergeben sich aus seinem
individuellen Kraftwerkspark und den damit verbundenen individuellen Grenzkosten.
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Der Haupthandel beginnt mit der Aufrufphase. Jeden Tag schlief3t die EEX die Aufrufphase fir
alle Stundenkontrakte des folgenden Tages um 12.00 Uhr, so dass keine weiteren Gebote mehr
moglich sind. In der Zeit von 12.00 Uhr bis 12.15 Uhr erfolgt die Preismittlungsphase, in welcher,
nach Zugang aller diskreten Preis-Mengentabellen, durch lineare Interpolation die Bildung
linearer Angebots- und Absatzkurven, welche graphisch dargestellt werden kénnen, stattfindet.
Im Schnittpunkt der beiden Kurven liegt der Market-Clearing-Price der jeweils gehandelten
Stunde, zu welchem der Strommarkt gerdumt ist. Dies bedeutet, dass die nachgefragte
Strommenge mit der angebotenen libereinstimmt.

Nach Abschluss der Preisermittlung und Bekanntgabe des Market-Clearing-Price haben alle
Marktakteure die Moglichkeit innerhalb einer halben Stunde, der so genannten Commital-
Phase, Einspriiche geltend zu machen. Die EEX akzeptiert allerdings nur Einspriiche gegen
offensichtliche Fehler, welche sie selbst zu vertreten hat.

Nach Verstreichen der Einspruchsfrist folgt der Nachhandel, zu dessen Beginn es sofort zu
realen Handelsvertragen zwischen den Marktakteuren einerseits und der EEX AG als Borsentra-
ger andererseits kommt. Als Grundlage verschickt die EEX automatisch generierte Geschéaftsbe-
statigungen.

Die Nachhandelsphase endet um 20.00 Uhr. Sollte es allerdings zu Problemen kommen, so dass
fiir einzelne Stundenkontrakte die Preisbildung unmoglich war, so kann die EEX diese in eine
erneute Aufrufphase fiihren. Als Konsequenz wiirde der Handelsablauf fir die entsprechenden
Kontrakte erneut durchlaufen.

In der abschlieBenden Tagesendverarbeitung erstellt die EEX interne Reports, betreibt
Stammdatenpflege und ermittelt auf Basis der Market-Clearing-Prices aller 24 Einzelstunden
verschiedene Indizes, die Physical Electricity Indexes, kurz PHELIX, als Referenzwerte.
Unterschieden werden der PHELIX-Base und der PHELIX-Peak. Der PHELIX-Base ist das
arithmetische Mittel aller 24 einzelnen Preise eines Tages. Der PHELIX-Peak bezieht sich
dagegen nur auf die Zeit von 9.00 — 20.00 Uhr und beschreibt somit den Mittelwert der
Spitzenlastzeit. Diese beiden Indizes stellen bilden die Grundlage fiir den EEX-Terminmarkt.

2.5.2.2 TERMINMARKT

Der EEX-Terminmarkt ist als fortlaufender Handel mit offenen Auktionen organisiert. Fiir das
Zustandekommen von Geschéftsabschliissen sind jeweils ein korrespondierender Kauf- und
Verkaufsauftrag notwendig. Orders werden von den Borsenteilnehmern unter Angabe des
Preises in €/ MWh und der Anzahl der Kontrakte in das EEX-System eingegeben und je nach
Handelsphase durch das System unverziglich bzw. im Rahmen der Eroffnungsauktion auf ihre
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Ausfihrbarkeit hin gepriift. Sofern einer Verkaufsorder eine Kauforder mit gleichem oder
hoherem Preis gegenliber steht, werden die Orders als ,ausfiihrbar” bezeichnet und zusammen
gefiihrt. Dies wird als Matching von Auftragen bezeichnet. Die Borsenteilnehmer kénnen ihre
Futures und Optionen jederzeit schlieBen, wodurch diese ,neutralisiert werden. Hat ein
Borsenteilnehmer einen bestimmten Future gekauft, so kann er durch Eingehen einer
Gegenposition im selben Future seine Position glattstellen. Das gegenseitige Verrechnen und
SchlieRen der Positionen wird als Netting bezeichnet.

Samtliche Order werden nach dem Preis-Zeit-Kriterium bearbeitet. Kauforders mit dem
hochsten Preislimit, bzw. Verkaufsorders mit dem geringsten Preislimit werden zuerst
ausgefiihrt. Sofern sich zwei Orders beziiglich des Preislimits nicht unterscheiden, wird die
Order zuerst ausgefiihrt, welche friiher eingestellt wurde. Orders ohne Preislimit (Market
Orders) haben grundsatzlich Vorrang vor limitierten Orders (Limit Orders).

Die EEX bietet Kontrakte mit unterschiedlicher Laufzeit (iber Monate, Quartale und Jahre an.
Derzeit sind an der EEX Kontrakte fir die nachsten sechs Monate, die nachsten sieben Quartale
und die nachsten sechs Jahre handelbar. Um die Verwaltung der einzelnen Produkte zu
verbessern, fiihrt die EEX fiir Quarter- und Year-Futures eine automatische Kaskadierung durch.
Dies bedeutet, dass zum Beispiel ein Year-Future fir das Jahr 2010 drei Bérsentage vor Beginn
der Lieferperiode, also Ende Dezember 2009, durch Aufteilung in drei Month-Futures fiir Januar
bis Marz 2010 und drei Quarter-Futures fiir das zweite bis vierte Quartal 2010 erfillt wird.
Letztendlich werden somit alle Quarter- und Year-Futures in Month-Futures Uberfliihrt. Die
Kaskadierung verbessert das Handling der Kontrakte und erleichtert den Handel nach Beginn
der eigentlichen Lieferperiode. Der Ablauf des Terminhandels entspricht demjenigen des Day-
Ahead -Handels.

Das Lastprofil gibt an, in welchem zeitlichen Umfang die Stromlieferung erfolgen soll. Am EEX-
Terminmarkt kdnnen zwei standardisierte Lastprofile, die Peak- und die Base-Last, gehandelt
werden. Peak-Kontrakte umfassen eine Stromlieferung fiir die Tagesstunden 9-20 an jedem
Werktag, unabhdngig von moglichen Feiertagen. Base-Kontrakte beinhalten eine kontinuierliche
Stromlieferung (iber alle Tagesstunden 1 bis 24 hinweg, werktags und am Wochenende.

Das Kontraktvolumen bezeichnet die gehandelte Strommenge eines Futures. Sie ergibt sich aus
der standardisierten Lieferrate von einem Megawatt multipliziert mit der Anzahl der Stunden
pro Tag und der Anzahl der Liefertage des Kontraktes. Ein Base-Future fiir den Monat Maérz
hatte also zum Beispiel ein Kontraktvolumen von 744 MWh (1 MW x 31 Tage x 24 h/Tag ).

Bei physischen Futures ist zudem der Lieferort von Bedeutung. Bis heute kdnnen an der EEX
jedoch fur den deutschen Raum nur Futures mit Lieferung in das 220/380kV-Netz der RWE
Transportnetz Strom GmbH gehandelt werden. Eine Weiterleitung in andere Netzbereiche
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innerhalb Deutschlands kann jedoch problemlos (ber die entsprechenden Bilanzkreise
durchgefiihrt werden.

Futures mit finanzieller Erfiillung liegt der Physical Electricity Index (PHELIX) zugrunde. Dieser
Index stellt den Durchschnittspreis aller gehandelten Lieferstunden des EEX-Spotmarktes dar.
Sowohl aus dem PHELIX -Base, als auch dem PHELIX -Peak wird monatlich als arithmetisches
Mittel der einzelnen Tageswerte der PHELIX-Month errechnet. Bei den PHELIX-Futures
verpflichten sich Verkaufer und Kaufer die Preisdifferenz zwischen dem vereinbarten Preis und
dem zukiinftigen Marktpreis in Form des entsprechenden PHELIX -Wertes finanziell auszuglei-
chen.

Neben den finanziellen Futures bietet die EEX auch mehrere physisch zu erfiillenden Futures an.
Hierbei verpflichten sich Verkdufer und Kaufer zu einem vorab festgelegten Preis Strom zu
liefern, bzw. abzunehmen und zu bezahlen. Auch die physischen Futures sind sowohl als Base-
oder Peak-Variante handelbar. Es kdnnen Futures jeweils fir Lieferung in Deutschland (German-
Power-Futures), den Niederlanden (Dutch-Power-Futures) und Frankreich (French-Power-
Futures) gehandelt werden. Hierbei ist zu beachten, dass sich das Kontraktvolumen mit Beginn
der Lieferperiode boérsentdglich um die Menge Strom vermindert, die am Ubernachsten Tag
geliefert wird. Im Liefermonat reduziert sich das Kontraktvolumen bérsentaglich um die Menge,
die in die Lieferung geht. Month-Futures konnen letztmalig zwei Borsentage vor Ende der
Lieferperiode gehandelt werden.

2.5.3 EINFLUSSE DURCH ERNEUERBARE ENERGIEN

Als erneuerbare Energietrager werden Energiequellen bezeichnet, die sich stiandig regenerieren
bzw. erneuern und daher nach menschlichen MaRstdben als unerschopflich angesehen werden.
Neben der Gezeitenenergie und Geothermie ist die Sonne die bedeutendste regenerative
Energiequelle. Aus der Energiezufuhr der Sonne Uber die Sonneneinstrahlung resultieren
indirekt weitere regenerative Energiequellen wie etwa die Wasserkraft, Windenergie oder
Biomasse. Die regenerativen Energiequellen kdnnen durch entsprechende Umwandlungssyste-
me in andere Energieformen wie Strom, Warme und Brennstoff transformiert werden.

Einer Erhohung des Anteils regenerativer Energien an der heimischen Stromerzeugung ist
hinsichtlich der damit einhergehenden Kosten Grenzen gesetzt. Abgesehen von der Stromer-
zeugung aus Wasserkraft konnte ein groRer Teil der Anlagen zur Erzeugung von Strom aus
regenerativen Energien nicht ohne eine gesetzlich festgelegte Forderung aus eigener Kraft am
Elektrizitatsmarkt bestehen.
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Ein wesentlicher Grund fiir die fehlende Konkurrenzfahigkeit regenerativer Energien resultiert
aus der geringeren Energiedichte gegeniiber konventionellen Energietragern wie etwa Kohle
oder Gas. Die zur Stromerzeugung aus regenerativen Energien erforderlichen Energieumwand-
lungssysteme benoétigen daher neben einem groRen Flichenbedarf auch einen hohen
Materialaufwand. Die Energieausbeute solcher Energieumwandler zur Erzeugung von Strom ist
dabei in den meisten Fallen sehr gering. Des Weiteren unterliegt das Angebot regenerativer
Energiequellen zur Stromerzeugung raumlichen und zeitlichen Schwankungen. So ist
beispielsweise die Dauer und Intensitdt der Sonneneinstrahlung vom Tages- und Nachtrhyth-
mus, von den verschiedenen Jahreszeiten und vom Standort abhangig.

EXKURS: ERNEUERBARE ENERGIETRAGER

Windenergie

Die Windenergie zdhlt derzeit zu der wichtigsten Form der Nutzung EE. Die massive Férderung durch das EEG
fiihrte dazu, dass die Produktionskosten der Windenergie teilweise konkurrenzfihig mit konventionellem Strom
sind. In Zukunft wird sich der Ausbau auf Offshore-Anlagen konzentrieren, da hier besonders gute Windverhdlt-
nisse vorliegen. Im Jahr 2007 betrug die Leistung der Windenergie 39,5 TWh Strom, was einen Anteil von 6,2 %
an der Stromerzeugung ausmachte.

Wasserkraft

Die traditionellste und kostengiinstigste Nutzungsform der EE bietet die Wasserkraft. Da der Ausbau der
Wasserkraft bereits weit voran geschritten ist, ist deren Potenzial iiberwiegend ausgeschépft. Insgesamt leistete
die Wasserkraft im Jahr 2007 27,5 TWh Strom, womit deren Anteil an der Stromerzeugung 4,3 % betrug.

Biomasse

Der grof3e Vorteil an der Biomasse ist, dass diese dauerhaft genutzt werden kann. Wie bei der Wasserkraft sind
bei der Biomasse keine bedeutsamen Mdglichkeiten zur Kostenreduktion erkennbar. Die Stromerzeugung im
Jahr 2007 war mit 19,5 TWh sehr hoch und hatte dementsprechend einen Anteil von 3,1 %.

Photovoltaik

Der Solarstrom hat ein hohes theoretisches Potenzial, der Anteil ist allerdings noch sehr gering, da die
Produktionskosten eine starke Hiirde darstellen. Es ist allerdings eine deutliche Expansion der photovoltaischen
Anlagen erkennbar, so dass im Jahr 2007 3 TWh Solarstrom erzeugt worden sind.

Geothermie: Ein deutliches Hindernis der Erdwdrme stellen die hohen und stark variierenden Investitionskosten
dar, weshalb die Geothermie nur in geringem Umfang genutzt wird. Der Anteil an der Stromversorgung betrug
im Jahr 2007 weniger als 0,1 %.
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2.5.3.1 FORDERUNG

Das EEG regelt die Anschluss-, Abnahme- und Ubertragungspflicht der Netzbetreiber in dem § 4
EEG und die Vergiitungssatze in den §§ 6 bis 11 EEG. Netzbetreiber sind nach § 4 (1) EEG unter
anderem verpflichtet, Anlagen zur Erzeugung von Strom aus EE ,unverziiglich vorrangig” an ihr
Netz anzuschlieRen. Eine Verweigerung des Netzanschlusses ist nur in seltenen Fallen moglich.
Nach § 4 Abs. 2 EEG wird der Netzbetreiber dazu verpflichtet sein Netz unverziiglich auszubau-
en. Die Moglichkeit des dauerhaften Netzausschlusses besteht nur, wenn ein Netzausbau
entweder nicht moéglich oder wirtschaftlich unzumutbar ist. Fehler! Verweisquelle konnte nicht
gefunden werden. gibt Aufschluss Uber die im EEG verankerten Verglitungs- und Degressions-
satze.

TABELLE 6: DARSTELLUNG DER VERGUTUNGSSATZE FUR EE. QUELLE: §§ 6 BIS 11 EEG, EIGENE DARSTELLUNG.

Erneuerbarer Vergitung je nach Degression (%) Beginn der
Energietrager Leistung (ct/kWh) Degression
Wasserkraft 6,65—9,67 1 01.01.2005
Deponie-, Klar-, Grubengas 6,65-7,67 1,5 01.01.2005
Biomasse 8,40—-11,50 1,5 01.01.2005
Geothermie 7,16 — 15,00 1 01.01.2010
Windenergie 5,50-6,19 2 01.01.2005

Solare Strahlungsenergie 45,7 - 54,7 6,5 01.01.2006

Quelle: EEG (2000).

Das EEG verhalf zu einer starken Expansion der Erneuerbaren-Energien-Anlage (EEA). So konnte
laut der AG Energiebilanzen (2008) der Anteil an der Stromerzeugung aus EE von 6,6 % im Jahr
2000, auf 14,1 % im Jahr 2007 gesteigert werden. Die Vergiltung setzt sich aus einer Grundver-
gltung und einer einsatz- und standortabhangigen Komponente zusammen. Diese orientiert
sich an den Erzeugungskosten der jeweiligen Erneuerbaren-Energien-Anlage, um somit einen
wirtschaftlichen Betrieb zu ermoglichen. Fir das Jahr 2007 geht man von einer Durchschnitts-
vergitung von 11,66 ct/kWh aus. Die Vergltung ist degressiv gestaltet, so dass im Zeitablauf
Produktivitatsfortschritte und dadurch erzielbare Kostensenkungen beriicksichtigt werden. Sie
ist stets fest und gilt generell fir eine Dauer von 20 Jahren, sinkt jedoch jahrlich um einen
bestimmten Prozentsatz fiir neu installierte Anlagen. Eine Anlage, die im Jahr 2008 errichtet
worden ist, erhdlt demzufolge eine geringere Verglitung als eine Anlage, die im Jahr 2007
errichtet worden ist.
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2.5.3.2 KONSEQUENZEN DER EINSPEISUNG VON STROM AUS ERNEUERBAREN ENERGIETRAGERN

Die Verfligbarkeit des regenerativen Stroms schwankt je nach Erzeugungstechnologie. Da sich
Biomassekraftwerke dhnlich wie konventionelle Kraftwerke betreiben lassen, ist eine relativ
hohe Verfiligbarkeit von Strom aus Biomasse gegeben. Als problematisch anzusehen sind
hingegen die begrenzten Einsatzmoglichkeiten von Wind- und Photovoltaikanlagen. Daher
weichen die jahrlichen Ausnutzungsdauern bei Volllast von Solaranlagen (ca. 800 h/a),
Windkraftwerken (1700-3500 h/a) und Biomassekraftwerken (4000-6000 h/a) stark voneinan-
der ab. Im Gegensatz dazu ist die Erzeugung von Strom aus Wasserkraft abhangig von den
jahrlichen Niederschlagsmengen. Es kommt zu eine reduzierten Stromproduktion in Trockenpe-
rioden bzw. bei geringeren Niederschlagsmengen. Einem solchen Verfligbarkeitsproblem kann
in geringem Ausmal durch einen ausgewogenen regenerativen Kraftwerkspark entgegenge-
wirkt werden.

Obwohl! die Stromerzeugung aus Windenergie starken Schwankungen unterliegt, kann sie
dennoch als Ganzes einen Beitrag zur gesicherten, standig verfligbaren Leistung erbringen.
Jedoch ist dieser relativ gering und hangt von dem angestrebten Niveau der Versorgungssicher-
heit ab. Nach Schatzungen der DENA kdnnen derzeit bei einer Versorgungssicherheit von 99 %
etwa 8 % der gesamten installierten Kapazitat als Beitrag zur gesicherten Leistung angesehen
werden. Obwohl in Zukunft durch den Offshore Ausbau Windenergieanlagen mit hoher
Auslastung an das Netz gehen werden, soll nach der durchgefiihrten Modellierung der Anteil
der gesicherten Leistung an der installierten Kapazitat zumindest prozentual sinken (im Jahr
2015 auf 6 % bei 36 GW installierter Leistung). Der absolute Beitrag wiirde dennoch leicht
steigen.

Das Ausmal der Stromerzeugung von WEA hangt von den aktuellen lokalen Windverhéltnissen
ab. Diese sind sowohl im Tagesablauf als auch zwischen den Jahreszeiten sowie von Jahr zu Jahr
unterschiedlich hinsichtlich der Intensitdt und des Rhythmus. Theoretisch kann die erzeugte
Leistung zwischen 0 und 100% der installierten Kapazitdt schwanken. Windenergieanlagen
(WEA) haben derzeit in Deutschland eine durchschnittliche jahrliche Auslastung von ca. 1650
Volllaststunden. Durch permanent verbesserte Windprognosen kann die Kraftwerkseinsatzpla-
nung zwar grofStenteils vorab durchgefiihrt werden, dennoch muss flir unerwartet starke bzw.
schwache Windverhaltnisse auch kurzfristig ausreichend positive wie negative Regelenergie
vorgehalten werden (siehe Kapitel 2.6). Hierdurch werden die Endverbraucherpreise tendenziell
steigen.

Der Einsatz der konventionellen Kraftwerke muss sich damit den Schwankungen der Stromer-
zeugung und damit den aktuellen Windbedingungen anpassen, wahrend die Erzeugung der
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Windenergieanlagen unabhangig von der aktuellen Nachfrage und dem aktuellen Marktpreis
erfolgt. Hohe Windenergieeinspeisungen verringern folglich tendenziell die Auslastung
konventioneller Kraftwerke.

Die starke regionale Konzentration der Windenergieanlagen in Norddeutschland flhrt
besonders in windstarken Zeiten zu enormen Belastungen des Netzes. Die DENA-Netzstudie
stellte diesbeziiglich fest, dass bei Starkwind im Extremfall Netzfehler auftreten kénnen, in
dessen Folge sich ein weitrdumiger Spannungstrichter bildet und so kurzfristig ein Leistungsdefi-
zit von mehreren Tausend MW entsteht.

2.5.4 DAS INVESTITIONSDILEMMA

Grundsatzlich kann man davon ausgehen, dass das Angebot an Kraftwerkskapazitaten aufgrund
langer Vorlaufs- und Bauzeit bei Kraftwerken kurzfristig nicht variabel ist. Aus diesem Grund
geht die Angebotskurve auf der Hohe der aktuellen Kraftwerkskapazitdt in einen vertikalen
Bereich Uber. In einem idealtypischen GroBhandelsmarkt fir Strom miisste der Markt, bei einer
Nachfrage, die Uber die Kraftwerkskapazitaten hinausgeht, (iber die Nachfrageseite gerdumt
werden. Dabei wiirde sich ein maximaler Preis einstellen, der dem hoéchsten Value of Lost Load
(VOLL) eines Konsumenten entsprache, welcher deutlich (iber den langfristigen Grenzkosten
aller Kraftwerke lage.

In der Theorie wiirden Unternehmen so lange in zusatzliche Spitzenlastkraftwerke investieren,
bis der durchschnittliche jahrliche Elektrizitatspreis den langfristigen Grenzkosten einer
zusatzlichen Stromerzeugungseinheit entsprechen wiirde. Folgerichtig wiirden die Konsumen-
ten mittels ihrer Zahlungsbereitschaft das optimale Niveau an Versorgungssicherheit in einer
Volkswirtschaft definieren. Stellt man sich die obige Nachfragereaktion als zusatzliche
Technologieoption vor, die analog zu einem Substitut flr Grenzkraftwerke wirkt, so wiirden sich
in einem Kraftwerkspark mit einem sozial optimalen Niveau an Stromerzeugungskapazitaten so
haufig scarcity hours einstellen, bis alle Kraftwerkstypen Vollkostendeckung erreichen wirden.
Aufbauend auf der Nachfragereaktion wiirde also der Spotpreis fiir Strom ein Investitionsverhal-
ten induzieren, das zu einer Bereitstellung des sozial optimalen Kraftwerkparks fiihren wirde,
ohne dass es zu Blackouts kdme. Es entstiinde ein langfristiges Gleichgewicht von Nachfrage und
Angebot, dass dem der neoklassischen Theorie entsprechen wiirde, allerdings mit der
Ausnahme einer stark fluktuierenden Nachfrage.

Die obigen Ausflihrungen beschreiben die Funktionsweise eines idealtypischen Strommarktes,
wie sie zu allererst von Caramanis et al. (1982) formuliert wurden. Im Folgenden soll jedoch
gezeigt werden, dass die zur Herleitung der obigen Theorie des Spot Pricing getroffenen
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Annahmen keine adaquate Beschreibung von Strommarkten darstellen. Als Konsequenz ergibt
sich, dass die GrofRhandelsmarkte flir Strom keine Anreize liefern Investitionen in einem sozial
optimalen Ausmal zu generieren. Im Zentrum der Diskussion stehen dabei die Investitionen in
Grenzkraftwerke, wobei als Hauptproblem das missing money-Problem angefiihrt wird, welches
besagt, dass die Spotpreise und Uber intertemporale Arbitrage auch die Forwardpreise fir
Strom nicht hoch genug sind, um die Vollkostendeckung von Spitzenkapazitaten zu gewahrleis-
ten und es daher im Vergleich zum sozialen Optimum zu Unterinvestitionen in diesem Bereich
kommt.

Nimmt man einen vollkommen liberalisierten Strommarkt an, auf dem keine Marktmacht
herrscht und dessen Preise nicht durch Price Caps begrenzt wiirden, so wird dieser Markt
trotzdem nicht zu einem Kapazitatsniveau fiihren, dass die Versorgungssicherheit garantiert, die
sich die Nachfrager wiinschen. Dies ist im Wesentlichen auf das Zusammenspiel zweier
nachfrageseitiger Unvollkommenheiten zurilickzufihren.

Erstens ist auf Strommarkten die beobachtete Preiselastizitdt der Nachfrager sehr gering. Dies
ist darauf zurtckzufuhren, dass das Gros der Stromkonsumenten, insbesondere Haushalte,
keinen Zugang zu Informationen Uber die Echtzeitpreise der Elektrizitdt besitzt und ihre
Entscheidungen auf Durchschnittskosten basieren. Folglich kdnnen die Konsumenten nicht
durch einen Verzicht auf Konsum auf hohe Strompreise reagieren. Diese Unvollkommenheit
fiihrt dazu, dass die Nachfragekurve einen nahezu vertikalen Verlauf aufweist. Zweitens sind die
Spotpreise fir Strom sehr volatil. Denn aufgrund fehlender Speichermdglichkeiten muss ein
kontinuierlicher Ausgleich von Angebot und Nachfrage stattfinden, wobei die Nachfrage
innerhalb eines Tages stark schwankt. Infolgedessen werden Investitionen in Grenzkraftwerke
deutlich risikoreicher, da ihre Gewinne von Preisspitzen abhadngen, die in ihrer Dauer, Haufigkeit
und ihrem AusmaR nur sehr schwer zu prognostizieren sind.

Joskow (2006) argumentiert, dass die Spotpreise ohne die Moglichkeit einer langfristigen
Absicherung in Form von Vertragen oder (iber den Forward Markt zu volatil sind, um die
kapitalintensiven Investitionen in langlebige Stromerzeugungskapazititen zu unterstiitzen.
Zusatzlich zeigen Borenstein und Holland (2002), dass in einem Strommarkt, in dem einige
wenige Nachfrager, zumeist groBe Industriekunden, Echtzeitpreisen ausgesetzt sind, der
GroRteil der Konsumenten aber Durchschnittskosten zahlen muss, wie es heute unter anderem
auch in Deutschland der Fall ist, sich ein suboptimales Kapazitatsniveau einstellt.

Im Extremfall kdnnen Situationen auftreten, in denen sich Angebots- und Nachfragekurve nicht
schneiden, demgemaR sowohl ein Uberschuss an Angebot als auch an Nachfrage vorhanden ist
und sich deshalb kein Marktpreis einstellt. Die Investoren konnten in diesem Fall, also nicht von
der Knappheitssituation profitieren. Die einfachste Losung fiir diesen Fall wére, durch
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kontrollierte Abschaltung einzelner Kunden die Nachfrage und das Angebot in Ausgleich zu
bringen.

Dabei wiirden auf der Basis von vorher vereinbarten bilateralen Vertrdgen nacheinander die
Konsumenten vom Netz genommen, deren Zahlungsbereitschaft am niedrigsten ist. Jedoch ist
aufgrund technischer Aspekte eine individuelle Abschaltung von Stromkunden zum gegebenen
Zeitpunkt nicht moglich, weshalb obige Kontrakte physisch nicht forciert werden kénnen und
daher nicht zu Stande kommen. In einem energy only Markt mit diesen beiden Nachfrageunvoll-
kommenheiten besteht also keine Mdoglichkeit fiir die Nachfrager ihr Bedirfnis nach Versor-
gungssicherheit in Form ihrer Zahlungsbereitschaft zu artikulieren. Bericksichtigt man zuséatzlich
zu dieser zweiten Unvollkommenheit auf der Nachfrageseite — Nicht-Exkludierbarkeit einzelner
Akteure — den Aspekt, dass durch zusatzliche Reservekapazititen die Netzstabilitdat und damit
auch die Versorgungssicherheit jedes einzelnen Nachfragers — Nicht-Rivalitdt — erhoht wird, so
lassen sich Investitionen in Reservekapazitdten in der Form von zusatzlichen Spitzenlastkraft-
werken als offentliches Gut charakterisieren. Als Konsequenz daraus, dass ein Teil des sozial
optimalen Kapazitatsniveaus ein 6ffentliches Gut darstellt, ergibt sich, dass energy only markets
selbst im Falle vollkommenen Wettbewerbs im langfristigen Gleichgewicht mittels zu geringer
Spotpreise ein zu geringes Investitionsniveau induzieren werden, da nicht alle Nutzen
internalisiert sind.

Investitionen in Stromerzeugungskapazitdten weisen neben ihrer Kapitalintensitat auch eine
hohe Irreversibilitat auf, die in langen Nutzungs- und Amortisationszeitrdumen begriindet liegt.
Im vorherigen Kapitel wurde bereits hergeleitet, dass selbst liberalisierte Strommarkte mit
vollkommenem Wettbewerb nicht in der Lage sind, Investitionsanreize so zu setzen, dass sich
auf der Basis dezentraler Entscheidungen ein sozial optimales Niveau an Erzeugungskapazitidten
ergibt.

Dieses Problem wird, zumeist bedingt durch die beiden erwdhnten Nachfrageunvollkommenhei-
ten, aufgrund folgender Aspekte zusatzlich verscharft. Aus einzelwirtschaftlicher Perspektive
werden Kraftwerksneubauten nur stattfinden, wenn die zukiinftigen Erldse die Investitionsaus-
zahlungen inklusive einer angemessenen Gewinnmarge Ubersteigen. Es ist also eine Erwar-
tungswertbildung (iber die zukiinftigen Erlose erforderlich. Die Erldse sind bei Grenzkraftwerken
jedoch aufgrund der extremen Volatilitdt der Preise mit einer besonders hohen Unsicherheit
verbunden. Zusatzlich kompliziert wird die Erlésprognose z.B. durch die vorrangige Einspeisung
von Windenergie oder durch die Unsicherheit tGber die zukiinftige preisliche Entwicklung an
Input-Markten — z.B. den Markten fiir Primarenergietrdger — sowie die Verfligbarkeit von
Komponenten zum Bau von Kraftwerken. Ferner muss die Prognose aufgrund der Bauzeiten fir
Kraftwerke fir viele Jahre im Voraus erfolgen, was vor dem Hintergrund des Fehlens guter
langfristiger Zeitreihen die Unsicherheit bei der Planung weiter erhdht. Diese Argumente fiihren
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zu der Schlussfolgerung, dass die Investoren nicht die nétigen Informationen haben, um sozial
optimale Investitionsentscheidungen zu treffen.

Ein weiterer Faktor, der dazu fihren kann, dass es zu Unterinvestitionen in Stromerzeugungska-
pazitditen kommt, ist die Risikoaversion der Akteure auf dem Strommarkt. Diese wird bei
Investoren in Grenzkraftwerke als besonders hoch eingeschatzt, da sie sich extrem volatilen und
schwer zu quantifizierenden Erlésen gegeniber sehen. Risikoaverse Akteure erwarten als
Kompensation fiir die Ubernahme von Risiko eine héhere Rentabilitit der Investition als ein
risikoneutraler Akteur. Dies wirkt sich negativ auf die Investitionsbereitschaft aus, so dass es
ceteris paribus zu einer im Vergleich zum Optimum geringeren Investitionstatigkeit der
Investoren kommt.

Die fehlende Preiselastizitdt der Nachfrage fihrt dazu, dass es in Zeiten von Stromengpassen
rein theoretisch zu unendlich hohen Preisen kommen kann. Diese wiirden einen exzessiven
Wohlfahrtstransfer von den Konsumenten zu den Produzenten bewirken. Folglich kann man
argumentieren, dass es einer administrativ gesetzten Preisobergrenze bediirfe, um die
Konsumenten vor dieser Situation zu schiitzen. Wahrend auf einer theoretischen Ebene klar ist,
dass die Preisobergrenze dem durchschnittlichen VOLL entsprechen muss, um optimale
Investitionsanreize zu setzen, flihren die praktischen Schwierigkeiten bei der korrekten Messung
des VOLL zu der Gefahr, eine zu hohe oder zu niedrige Preisobergrenze zu etablieren.

Eine zu geringe Preisobergrenze verhindert, dass die Spotpreise die wirklichen Knappheitsver-
héaltnisse widerspiegeln und reduziert daher die Rentabilitdit von eigentlich notwendigen
Investitionen in Grenzkraftwerke, die daraufhin vielleicht unterbleiben. Bei einer langfristigen
Betrachtung flihren Preisobergrenzen, die zwar unter dem VOLL liegen, jedoch (ber den
langfristigen Grenzkosten eines zusatzlichen Spitzenlastkraftwerks, nicht dazu, dass Investitio-
nen unterbleiben, sondern lediglich zu einer Verzogerung der Investitionstatigkeit. Dadurch
werden Knappheitssituationen haufiger auftreten, welche dazu fiihren, dass sich die Investitio-
nen Uber niedrigere, aber haufiger auftretende Preisspitzen finanzieren. Dies ist zum einen
gesellschaftlich nicht erwiinscht und kénnte zudem zur Konsequenz haben, dass es zu einem
falschen Mix an Kraftwerkstypen kame.

Ein weiterer Grund fir die Einfliihrung einer Preisobergrenze kann in der Begrenzung der
Ausilibung von Marktmacht gesehen werden. Marktmacht ist definiert, als die Fahigkeit eines
Unternehmens den Preis gewinnbringend auf ein Preisniveau zu heben, dass liber dem bei
perfektem Wettbewerb liegen wirde. Der Zusammenhang zwischen Marktmacht und
Investitionen in Grenzkraftwerke liegt darin begriindet, dass Situationen in den Stromengpasse
vorliegen, die aufgrund der erzielbaren Knappheitspreise wichtig sind fiir die Riickgewinnung
der Investitionsauszahlungen, gleichzeitig auch das Ausliben von Marktmacht durch physische
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Zurlickhaltung von Kapazitdten erleichtern. Letztendlich ldsst sich nicht mit Bestimmtheit
zwischen Preisausschlagen als Ausdruck von Knappheit und marktmachtbasierten Preisaus-
schlagen differenzieren, weshalb die Preise fiir die Investoren an Signalwirkung verlieren und
dadurch die Unsicherheit zunimmt.

In der Literatur wird oft darauf hingewiesen, dass aufgrund der eben erwahnten Marktmacht-
problematik in Hochpreiszeiten politischer Druck entstehen kann, in den Markt einzugreifen, um
durch ein Absenken des Price Caps zu versuchen, die Marktmacht zu begrenzen. Letztendlich
fiihrt also die hohe Volatilitdt der Spotpreise zu Unsicherheit (iber das zukiinftige Verhalten des
Staates.

Unsicherheit herrscht auch lber die zukiinftigen regulatorischen Rahmenbedingungen des
Strommarktes. Beispiele dafiir sind die zukiinftige Ausgestaltung des CO2-Emissionshandels in
Europa Uber das Jahr 2012 hinaus oder die Moglichkeit einer Verlangerung der Laufzeiten von
Kernkraftwerken in Deutschland. Die Gefahr, dass eine getatigte Investition durch einen
Politikwechsel oder opportunistisches Verhalten seitens der Politik unrentabel wird, bezeichnet
man als Hold-Up-Problematik, welche durch die hohe Spezifitdt der Investition bedingt wird.64
Als Konsequenz ergibt sich, dass es im Extremfall zum Unterbleiben von Investitionen kommen
kann, so dass auch in diesem Problem ein Grund fiir Unterinvestitionen gesehen werden kann.

2.5.5 KAPAZITATSMARKTE ALS LOSUNG DES INVESTITIONSDILEMMAS

Aufgrund der extrem hohen Kosten eines moglichen Blackouts als Resultat einer Unterausstat-
tung mit Kapazitdten in Relation zu den Kosten einer Uberausstattung ist es fiir eine Volkswirt-
schaft sinnvoll fiir eine Situation mit Uberkapazititen zu sorgen. Aus diesem Grund und sowie in
Anbetracht der Argumente des vorherigen Kapitels sind viele Lander dazu (ibergegangen
Mechanismen zu installieren, die unterstiitzend auf die Bereitstellung von ausreichend
Kapazitdten wirken. Diese Kapazitditsmechanismen bauen im Wesentlichen darauf, die
Investitionssignale auf der Basis von hohen, selten auftretenden Preisspitzen durch eine stabile
Anreizstruktur zu ersetzten. Im Prinzip sollen dabei zusatzliche Zahlungsstréme fiir die reine
Haltung der Kapazitdten generiert werden, welche zu einer Reduktion des Investitionsrisikos
und dadurch zu einem héheren Kapazitatsniveau fiihren sollen.

2.5.5.1 POOL-MODELL VS. DESINTEGRIERTES MARKTSYSTEM
Kapazitdtsmechanismen, wie sie bisher zumeist formuliert wurden, sind auf Markte zugeschnit-
ten, die als Pool-Modell organisiert sind. Beim Pool-Modell erfolgt im Gegensatz zum
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desintegrierten Markt eine kostenminimale Optimierung des Gesamtsystems durch den
Poolmanager, der sowohl die Funktion des Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) iibernimmt, als
auch das Zusammentreffen von Angebot und Nachfrage koordiniert. Die Optimierung des
Kraftwerkseinsatzes, die Beschaffung von Systemdienstleistungen sowie die Berechnung der
Netznutzungsentgelte basiert auf den mehrdimensionalen Geboten der Anbieter und den
Lastprognosen des Poolmanagers. Letztendlich missen alle physischen Handelsaktivitaten tber
den Poolmanager erfolgen. Zudem existieren im Pool-Modell Seitenzahlungen an Erzeuger, die
bei der marktraumenden Menge berlicksichtigt wurden, deren Kosten, aber nicht durch den
Marktpreis gedeckt werden.

2.5.5.2 PREISBASIERTE KAPAZITATSMECHANISMEN

In der einfachsten Variante stellen preisbasierte Kapazitaitsmechanismen eine Zahlung an alle
verfligbaren Kapazitaten dar, die die Fixkosten der Kraftwerke absenken sollen und so die
Bereitstellung eines hoheren Niveaus an Stromerzeugungskapazitdaten sichern soll. Kombiniert
man die Zahlungen mit einer Preisobergrenze, so kann eine héhere Preisstabilitat gewahrleistet
werden. Alternative preisbasierte Ansatze, wie der Kauf von strategischen Reserven oder die
Ausdehnung der Regelenergiereserven durch den Netzbetreiber, verfolgen die Idee, durch eine
kiinstliche Verknappung der zur Verfiigung stehenden Kapazitdten frither Preissignale fir neue
Investitionen zu setzen und letztendlich Versorgungssicherheit durch zusatzliche Kraftwerkska-
pazitdten zu gewadhrleisten. Das Hauptproblem preisbasierter Kapazitdtsmechanismen besteht
vor dem Hintergrund der groBen Unsicherheit in Bezug auf das Zusammenspiel von Marktprei-
sen und Investitionsverhalten in der korrekten Bestimmung der adaquaten Zahlung bzw.
Dispatchpreise zur Erreichung des optimalen Kapazitatsniveaus.

Die Nachfrage nach Kapazitdten zeichnet sich durch eine steilen Verlauf aus, wahrend die
Angebotskurve einen flachen Verlauf aufweist, folglich fiihren minimale Abweichungen von der
optimalen Zahlung zu groBen Abweichungen vom gleichgewichtigen Kapazitdtsniveau. Aus
diesem Grund sind mengenbasierte Kapazitdtsmechanismen vorzuziehen.

2.5.5.3 BILATERAL RELIABILITY CONTRACTS ALS BEISPIEL EINES MENGENBASIERTEN KAPAZITATSMECHANIS-
MUS

Das Grundprinzip mengenbasierter Kapazitditsmechanismen ist die administrative Festlegung

eines anzustrebenden Kapazitdtsniveaus, wahrend sich der Preis fir die Kapazitdten tber den

Markt ergibt. De Vries (2004) schlagt Bilateral Reliability Contracts als Losungsansatz vor. Die

Grundidee der Bilateral Reliability Contracts ist, dass die Versorger verpflichtet werden

Optionskontrakte auf Strom von den Produzenten zu kaufen und zwar in einem Umfang, der die
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von ihnen zu befriedigende maximale Nachfrage Ubersteigt, d.h. inklusive einer individuellen
Sicherheitsreserve, die z.B. vom Netzbetreiber festgelegt und liberwacht wiirde. Es entsteht also
ein bilateraler Kapazitatsmarkt, der ein klares Signal Uber die zukiinftige Nachfrage nach
Kapazitdten offen legt und daher eindeutige Investitionssignale liefert. Dabei zahlen die
Versorger einen fixen Betrag an die Stromproduzenten, die damit ihre Fixkosten decken kénnen,
also nicht mehr auf hohe, selten auftretende Preisspitzen angewiesen sind. Im Gegenzug
erhalten die Versorger das Recht, Strom zu einem bestimmten Preis (Auslbungspreis) zu
beziehen.

Die Versorger werden nur dann die Option ziehen, wenn der Marktpreis tGiber dem Auslibungs-
preis liegt. Ansonsten werden die Versorger ihren Bedarf Gber den normalen GroRhandelsmarkt
decken, mit der Konsequenz, dass sie durch die Optionskontrakte gegen zu hohe Preise
abgesichert sind. Beachtet man den zunehmenden Wettbewerb der Versorger, so dirften die
stabileren Einkaufskosten fir die Versorger auch den Endkonsumenten in geringeren Preisen zu
Gute kommen. Auf der Seite der Produzenten setzen die Optionskontrakte einen Anreiz, die
Verfligbarkeit ihrer Stromerzeugungskapazititen in Zeiten von Kapazitatsknappheit zu
maximieren, d.h. die Anreize zur Ausliibung von Marktmacht werden verringert. Dies ist darauf
zurlickzufihren, dass ein Produzent, der eine Option auf seinen Strom verkauft hat, auch dann
verpflichtet ist die Differenz zwischen Marktpreis und Auslibungspreis zu zahlen, wenn seine
Stromerzeugungskapazitat nicht zur Verfligung steht, er also keine Erlése aus dem Verkauf des
Stroms erzielen kann. Da die vom Produzenten zu zahlende Summe und damit auch sein
potentieller Verlust mit zunehmender Kapazitdtsknappheit ansteigt, entsteht ein Investitionsan-
reiz in Produktionskapazitaten.

Im Gegensatz zu reliability contracts, also einem Kapazitdtsmechanismus, bei dem die
Endkonsumenten verpflichtet werden Optionskontrakte mit den Produzenten abzuschlielRen,
bedarf es bei dem hier besprochenen Konzept keine Ausgleichszahlungen an die Konsumenten
durch den Netzbetreiber. Zudem wird, anders als bei reinen Kapazitdtsanforderung an die
Produzenten wie im PJM-System, durch die Lieferverpflichtung die Gefahr minimiert, dass die
Versorgungssicherheit durch Stromexporte der Produzenten in Nachbarlander unterminiert
wird. Des Weiteren besteht ein Vorteil des Konzeptes darin, dass sich sowohl der Wert des
Optionspramien als auch des Ausilibungspreises aufgrund des Wettbewerbs sowohl auf der Seite
der Produzenten als auch auf der Seite der Versorger Gber den Markt bilden kann. Dabei misste
das sich ergebende Optionspramie die erwarteten Verluste der Produzenten in Zeiten, in denen
der Marktpreis groBer als der Auslibungspreis ist, wiederspiegeln. Unterstlitzt wird ein
ausreichender Abschluss von Kontrakten auf Seiten der Versorger zudem durch eine Strafe, die
mit zunehmender Abweichung vom festgelegten Volumen zunimmt.
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Natdrlich bleibt auch bei mengenbasierten Kapazitdtsmechanismen das Problem der korrekten
Schatzung des optimalen Kapazitatsniveau bestehen, wobei jedoch die Folgen einer Fehlschat-
zung geringer sind als bei einem preisbasiertem Mechanismus. So kann in Zeiten mit ausrei-
chend Kapazitaten der Anreiz fir Versorger bestehen, Vertrdage mit einem Strike Price, der
hoher liegt als der durchschnittliche VOLL, abzuschlieRen, wodurch die Optionspramie Null wéare
und die Versorger ihre notige Nachfrage vollstandig (iber den Spotmarkt beziehen wirden.
Dadurch ergdbe sich wieder die Trittbrettfahrerproblematik langfristiger Vertrage. Fraglich
bleibt bei dieser Argumentation allerdings, warum ein Produzent einen solchen Vertrag
eingehen sollte, zumal die Versorger verpflichtet sind, Vertrage in einem bestimmten Volumen
abzuschliefRen.

2.6 REGEL- UND AUSGLEICHSENERGIE

Im Betrieb von Stromnetzen kommt es zu Abweichungen zwischen prognostizierten und
tatsachlichen Ein- und Ausspeisungen. Diese kommen durch ungeplante Kraftwerksausfille,
sowie Prognosefehler bei der Nachfrage zustande. Zusatzliche Abweichungen resultieren aus
dem Einsatz erneuerbarer Energien, deren Leistungsabgabe stochastisch schwankt. Diese
Abweichungen miissen von den Ubertragungsnetzbetreibern ausgeglichen werden.

Die ins Netz eingespeiste elektrische Energie sucht sich ihren Weg innerhalb des Netzes
selbststandig und verteilt sich gleichmaRig liber das ganze Netz. Ihr Weg kann technisch nicht
zurlickverfolgt werden. Um die transportierte Energie zu messen, werden die Einspeisungen in
bzw. die Ausspeisungen aus dem Netz gemessen.

Zustandig fur die Stabilitdt des Stromnetzes sind die Ubertragungsnetzbetreiber. Sie betreiben
die Fernleitungen, in denen der Strom bei hdchster Spannung liber weite Strecken transportiert
wird. Sie sind abzugrenzen von den Verteilnetzbetreibern (VNB), die die Versorgung der
Endverbraucher tibernehmen.

Jedes Unternehmen, das in Deutschland mit Strom handeln mdéchte, muss mindestens einen
Bilanzkreis besitzen. Bilanzkreise sind Abrechnungsinstrumente, in denen Ein- und Ausspeise-
punkte zusammengefasst werden. Ausspeisepunkte  miissen genau einem Bilanzkreis
zugeordnet werden, Einspeisepunkte kénnen zu mehreren Bilanzkreisen gehoren. Pro
Regelzone gibt es zwischen 100 und 200 Bilanzkreise. Dem Bilanzkreis steht jeweils ein
Bilanzkreisverantwortlicher (BKV) vor. Der BKV muss dem UNB Fahrpliane abgeben, in denen er
die prognostizierten Entnahmen und Einspeisungen anmeldet.

Beim Strommarkt handelt es sich um eine Abfolge von mehreren Einzelmarkten. Von
besonderer Bedeutung in dieser Abfolge ist der gate closure. Gate closure bezeichnet den

86



Zeitpunkt, an dem der Handel mit Strom ausgesetzt wird und die Verantwortung fir die
Netzstabilitdt auf den UNB Ubergeht. In Deutschland liegt der gate closure 45 Minuten vor
Lieferung. Nach gate closure konnen die Bilanzkreisverantwortlichen ihre Fahrplane nicht mehr
andern. Ein derartiges Vorgehen ist notwendig, weil die Stromflisse schneller ablaufen als der
Markt und ansonsten die Stabilitdt des Netzes nicht mehr gewahrleistet werden kdnnte.

Nach gate closure gleicht der UNB die Abweichungen der Bilanzkreise von ihren Fahrpldnen aus.
Er kauft den Bilanzkreisen, die mehr als im Fahrplan angegeben ins Netz einspeisen, die
iberschiissige Energie ab, d.h. der UNB setzt negative Ausgleichsenergie ein. Den Bilanzkreisen,
die unterspeisen, verkauft er positive Ausgleichsenergie. Ein groRRer Teil der Bilanzkreisabwei-
chungen kompensiert sich gegenseitig. Um den verbliebenen Unterschied zwischen Ein- und
Ausspeisungen auszugleichen, setzt der UNB positive oder negative Regelenergie ein.

Vor gate closure findet der Handel mit Elektrizitat statt. Anbieter und Nachfrager auf dem
Strommarkt kdnnen an der Boérse auf Termin-, day-ahead- und Innertagesmarkt Elektrizitat
kaufen und verkaufen (siehe Kapitel 2.5.1). Auf dem day-ahead-Markt wird Strom einen Tag vor
seiner physischen Lieferung gehandelt, auf dem Terminmarkt bis zu ein Jahr davor. Der Handel
auf dem Innertages oder intraday-Markt lauft bis gate closure. Day-ahead- und intraday-Markt
werden zusammenfassend als Spotmarkt bezeichnet. Parallel zu diesen Markten kauft der UNB
Kapazitaten zur Erzeugung von Regelenergie ein.

Wenn ein Kraftwerk technisch in der Lage ist, Regelenergie zu produzieren, kdnnen dessen
Kapazitdten auf dem Regelenergie- und auf dem Spotmarkt fiir Strom angeboten werden.
Darum ist zu entscheiden, in welcher Reihenfolge diese Markte bei tadglichen Auktionen
stattfinden werden sollen.

Spotmarkt und Regelenergieauktion sollten nicht gleichzeitig stattfinden. In diesem Fall missten
die Erzeuger sich ex ante festlegen, auf welchem Markt sie ihre Kapazitdten anbieten. Das
wirde die Liquiditat in beiden Markten senken. Eine mogliche Alternative besteht darin, den
Handel zwischen dem day-ahead-Markt und dem intraday-Markt anzuordnen. Anbieter, die auf
dem day-ahead-Markt nicht zum Zuge gekommen sind, konnen ihre Leistungen bei Regelener-
gieauktionen anbieten. Waren sie dort auch nicht erfolgreich, bleibt der Innertagesmarkt.
Verkauft ein Erzeuger seine Kapazitaten auf dem day-ahead-Markt, dann entstehen ihm
Opportunitatskosten durch die entgangenen Gewinne auf dem Regelenergie- und intraday-
Markt. Das fiihrt zu héheren Preisen auf den friiheren Markten. Dieser Effekt konnte auch
experimentell beobachtet werden. Er schwacht sich jedoch ab, wenn Informationen Uber die
Marktergebnisse vorhanden sind.

Basierend auf den einheitlich festgelegten Anforderungen der UCTE sind die deutschen UNB
verpflichtet, drei verschiedene Qualitditen an Regelleistung fiir den Regelungsvorgang
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vorzuhalten bzw. zu beschaffen: Primarreserve bzw. Sekundenreserve, Sekundarreserve und
Tertidrreserve bzw. Minutenreserve.

Die Sekundenreserve, die zur Primarregelung eingesetzt wird, ist aufgrund ihrer unmittelbaren
Verfligbarkeit die Reserve mit der héchsten Qualitat. Sie ist im gesamten UCTE-Netz dezentral
verteilt. Der Anteil der Reserveleistung muss mind. 2% der Nennleistung und mehr als 2 MW
betragen. Gleichzeitig muss die Reserveleistung innerhalb von 30 Sekunden vollstandig
verflgbar sein und Uber 15 Minuten gehalten werden konnen. Die Sekundenreserve wird
unmittelbar nach einer Storung aktiviert, um die Frequenz des Netzes innerhalb des vom
Netzbetreiber automatisch gesteuerten Frequenzbereiches (Primarregelbandes) zu halten.

Die Sekundarregelung soll den Ausgleich des Lastflusses zwischen den einzelnen Regelzonen des
Verbundnetzes sicherstellen. Durch Stitzung der Frequenz ermdglicht die Sekundarregelung die
Wiederherstellung des Primarregelbandes. Die gesamte Sekundarreserve muss innerhalb von
flinf Minuten zur Verfligung stehen, wobei der abzudeckende Zeitraum pro Stérung zwischen 30
Sekunden und 15 Minuten liegt. Ein UNB ist verpflichtet, soviel Sekundérreserve vorzuhalten,
dass Leistungsbilanzabweichungen innerhalb von 15 Minuten vollstdndig ausgeglichen werden
kénnen. Hierbei kann die Hohe der Reserve vom UNB selbst bestimmt werden.

Die zur Tertidrregelung vorgehaltene Minutenreserve dient der Abdeckung groRer Leistungsbi-
lanzstorungen sowie der Stitzung von Frequenz und Lastfluss bei gleichzeitiger Wiederherstel-
lung des Sekundarregelbandes. Sie wird manuell aktiviert und muss spatestens nach 15 Minuten
vollstandig verfiigbar sein. Pro Stérung missen 15 Minuten bis vier Viertelstunden, inklusive der
Viertelstunde, in der die Storung aufgetreten ist, abgedeckt werden kdnnen. Der Einsatz der
Tertidrregelung ist nicht an eine Regelzone gebunden, wobei allerdings sichergestellt sein muss,
dass zusammen mit der Sekundarregelung mindestens der Ausfall der gréBten Erzeugungsein-
heit im Netzgebiet ausgeregelt werden kann.

2.6.1 GRUNDLAGEN DER BESCHAFFUNG VON REGELENERGIE

Der UNB muss fest vorgegebene und daher preisunelastische Regelenergiekapazititen
beschaffen. An den Strombdrsen wird mit Elektrizitdt oder Finanzprodukten gehandelt. Der UNB
benodtigt dagegen Kraftwerkskapazitidten, die nur bei Bedarf Strom produzieren. Daher ist ein
eigener Regelenergiemarkt notwendig.

Das international Ubliche Verfahren zur Beschaffung von Regelenergiekapazitdten ist die
Nachfragerauktion bzw. Ausschreibung. Bei einer Auktion werden Ressourcenallokation und
Preise durch explizite Regelen auf Basis von Geboten der Marktteilnehmer bestimmt. Bei einer
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Nachfragerauktion geben die Anbieter Gebote ab, der Nachfrager nimmt die giinstigsten
Gebote an.

Der Hauptgrund fir den Einsatz von Auktionen ist, dass der UNB den Erzeugern in seiner
Regelzone als Monopsonist gegenliber steht. Er musste einen Teil seiner Sekundarregelung aus
der eigenen Regelzone beziehen. Der Handel Uber Regelzonengrenzen ist mit zusatzlichen
Transaktionskosten verbunden, weil der Erzeuger in beiden Regelzonen Bilanzkreise betreiben
muss.

Durch einen transparenten Auktionsmechanismus kann der Monopsonist zeigen, dass er seine
Marktmacht nicht ausnutzen will. Ein transparentes Auktionsverfahren kann die Diskriminierung
unabhangiger Kraftwerksbetreiber vermeiden, neue Anbieter anlocken und damit die Liquiditat
des Marktes steigern.

Ein Auktionsdesign ist optimal, wenn es die Kosten der Regelenergiebeschaffung minimiert und
fiir eine effiziente Allokation der Kapazitdten sorgt, also die Erzeuger mit den geringsten Kosten
die Regelenergie bereitstellen. Dazu muss eine Auktion anreizkompatibel sein. Sie muss die
Bieter dazu veranlassen, ihre wahre Zahlungsbereitschaft zu bieten. Die Regelenergieauktionen
sind so auszugestalten, dass sie den Ergebnissen einer optimalen Auktion mdglichst nahe
kommen.

Regelenergieauktionen sind mehrdimensionale Multi-Unit Auktionen. Die bendtigte Regelener-
giekapazitat wird aufgeteilt und kann von mehreren Anbietern ersteigert werden (Multi-Unit
Auktion). Erzeuger kdnnen wiederum mehrere Gebote zu unterschiedlichen Konditionen
abgeben. Bei Sekundar- und Tertidrregelung wird die Kapazitatsvorhaltung mit einem
Leistungspreis und jede tatsachlich produzierte MWh mit einem Arbeitspreis entlohnt. Damit
umfassen die Gebote fiir diese Typen von Regelenergie auch die beiden Dimensionen
Arbeitspreis und Leistungspreis. Man spricht von einer mehrdimensionalen Auktion. Bei der
Primdrregelung kann aus technischen Griinden die tatsachliche Arbeit nicht gemessen werden.
Daher wird fir Primarregelung nur ein Leistungspreis bezahlt und sie wird in einer eindimensio-
nalen Aktion versteigert. Um abgestimmtes Verhalten zwischen den Bietern zu vermeiden,
arbeitet man bei Regelenergieauktionen mit verdeckten Geboten. Das ist von besonderer
Bedeutung, weil Regelenergieauktionen regelmaRig wiederholt werden und Informationen tber
das Bietverhalten der anderen Auktionsteilnehmer zu strategischem Verhalten fiihren kann.

Waihrend der Auktionator die Auktionsart nicht beeinflussen kann, muss er entscheiden, welche
Gebote den Zuschlag erhalten (scoring rule), welchen Preis ein erfolgreicher Bieter erhalt
(settlement rule) und mit welcher Frequenz mit der Auktionen abgehalten werden.
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Bei den Auktionen fiir Sekundar- und Tertidrregelung setzen sich die Kosten fiir den UNB aus
Leistungspreis und Arbeitspreis zusammen. Diejenigen Bieter erhalten den Zuschlag fiir die
Bereitstellung von Regelenergie, die den geringsten Leistungspreis bieten. Damit werden die
Anbieter ausgewadhlt, die die Kapazitdit am gilnstigsten vorhalten kénnen. Wenn tatsachlich
Strom erzeugt werden muss, dann werden die Kapazitdten in der Reihenfolge der gebotenen
Arbeitspreise abgerufen.

Die settlement rule legt fest, wie ein angenommenes Gebot vergitet wird. Fiir Regelenergieauk-
tionen sind zwei Regeln relevant: Das Gebotspreisverfahren, bei dem jeder Bieter die Summe
erhélt, die er geboten hat, und das Einheitspreisverfahren, bei dem jedes angenommene Gebot
in Hohe des Grenzgebotes entlohnt wird. Das Grenzgebot ist das letzte angenommene Gebot.

Das Einheitspreisverfahren erhéht die Anreize fiir abgestimmtes Verhalten. Denn da nur das
Grenzgebot fir die Erlose relevant ist, kdnnen alle weiteren Gebote so gesetzt werden, dass
Absprachen durchgesetzt werden. Beim Gebotspreisverfahren ware ein solches Verhalten
erléswirksam und nicht mehr optimal. GroRe Erzeuger bieten ihre erste angebotene Einheit
zwar zu Grenzkosten an, fur weitere Einheiten setzten sie ihre Preise aber darliber. Sie erhoffen
sich damit, den Einheitspreis fiir alle Einheiten zu erhéhen. Damit kommen kleinere Anbieter
mit hoheren Grenzkosten zum Zuge.

Das Hauptproblem beim Gebotspreisverfahren sind die Wirkungen asymmetrisch verteilter
Informationen. Im Gebotspreisverfahren beeinflusst jedes Gebots nicht nur die Wahrscheinlich-
keit angenommen zu werden, sondern auch die damit verbundenen Erlése. GrolRe Anbieter
haben die Moglichkeit, wesentlich mehr Gebote abzugeben, um sich an die Hohe des
Grenzgebotes heranzutasten. Diese Informationsvorteile kdnnen die groRen Anbieter in hohere
Gewinne umsetzen. Dadurch entstehen insgesamt hdhere Preise und eine Diskriminierung
kleiner Erzeuger. Dieses Problem kann allerdings durch eine Veroffentlichung der Marktergeb-
nisse entscharft werden.

Beim Vergleich von Einheits- und Gebotspreisverfahren zeigen sich im Markt fiir Regelenergie
Vorteile fiir das Gebotspreisverfahren. Allerdings ist die Frage nach einer optimalen settlement
rule nicht abschlieRend geklart.

2.6.2 AUSGESTALTUNG DER BESCHAFFUNG VON REGELENERGIE IN DEUTSCHLAND

Regelenergie muss in Deutschland tiber Nachfrageauktionen beschafft werden. Ausgangspunkt
waren die Fusionskontrollverfahren gegen RWE und VEW, sowie gegen E.on, Heingas und HEW
im Jahr 2000. Diese Unternehmen wurden verpflichtet, nach ihrer Fusion die Primar- und
Sekundarregelung fiir maximal sechs Monate auszuschreiben. Die Tertidrregelung musste, nach
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einer Ubergangsfrist, taglich ausgeschrieben werden. Die Ausschreibungsergebnisse mussten
anonym veroffentlicht werden. Die aktuellen Rahmenbedingungen fiir die Regelenergieauktio-
nen sind im Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) und in der Stromnetzzugangsverordnung
(StromNZzV) abgesteckt und durch Festlegungen der Bundesnetzagentur (BNetzA) konkretisiert.

Alle drei Typen von Regelenergie miissen durch ein diskriminierungsfreies und transparentes
Ausschreibungsverfahren beschafft werden. Diese Ausschreibung hat anonym und regelzonen-
Ubergreifend auf einer Internetplattform zu erfolgen. Die Regelenergie muss im Gebotspreisver-
fahren verglitet werden. Die Ausschreibungsergebnisse missen anonymisiert veroffentlicht
werden, gleiches gilt fiir die Inanspruchnahme. Wenn es technisch notwendig ist, kdnnen die
UNB einen Teil der Regelenergie innerhalb ihrer Regelzone ausschreiben. Die Bundesnetzagen-
tur ist berechtigt, diese Regelungen ggf. anzupassen. Mittlerweile hat die BNetzA Festlegungen
getroffen, welche die Markte fir Primar-, Sekundar- und Minutenreserve regeln.

Die aktuellen Rahmenbedingungen fiir den Handel mit Primarregelenergie sind seit dem
1.12.2007 giiltig. Zu diesem Zeitpunkt wurden die Ausschreibungsintervalle von sechs auf einen
Monat verkiirzt. Die Annahme der Gebote erfolgt auf Basis des Leistungspreises. Mindestange-
botsgroRe sind 5 MW, sowohl fiir positive, als auch fiir negative Primarregelung. Die UNB sind
verpflichtet, die bendtigten Regelenergiebedarfe und die anonymisierten Marktergebnisse zu
veroffentlichen.

Die Sekundarregelung ist ebenfalls monatlich auszuschreiben. Eine tagliche Ausschreibung wird
aus technischen Griinden momentan nicht durchgefiihrt, kann aber kurzfristig von der BNeztA
angeordnet werden. Die peak- und off-peak-Zeiten werden getrennt ausgeschrieben. Die
Kapazitaten werden regelzonenibergreifend ausgeschrieben. Die Auswahl erfolgt auf Basis der
Leistungspreise, der Einsatz der Kapazitdaten auf Basis der Arbeitspreise. Allerdings werden die
Kapazititen vorab den Regelzonen zugeteilt, damit nicht mehrere UNB gleichzeitig versuchen,
auf dieselbe Kapazitdt zuzugreifen. Die Sekundarreserve muss nicht mehr in der Regelzone
erbracht werden, dafiir sieht die BNetzA keine technische Notwendigkeit. Die MindestgroRe fir
ein Gebot betragt 10 MW, allerdings kdnnen sich mehrere Anbieter zusammenschlieRen, um
diese Menge zu erreichen. Auch bei der Sekundarregelung sind die Marktergebnisse zu
veroffentlichen.

Die Regelungen zur Minutenreserve gelten seit dem 1.12.2006. Minutenreserve ist taglich zu
versteigern, dabei werden 6 Blocke a 4 Stunden separat ausgeschrieben. Die Versteigerung hat
vor dem Innertagesmarkt zu erfolgen. Die Mindestmenge fiir ein Gebot betragt 15 MW, auch
hier sind gemeinsame Gebote mehrerer Anbieter zulassig. Die Auswahl der Gebote erfolgt nach
dem Leistungspreis, der Einsatz nach dem Arbeitspreis. Auch bei der Minutenreserve miissen
die Ausschreibungsergebnisse veroffentlicht werden.
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Nach dem Beginn der Regelenergieausschreibungen im Jahr 2001 hat sich der Wettbewerb in
diesen Markten nur langsam entwickelt. So waren Anfangs eine geringe Liquiditdt und hohe
Preise zu beobachten, dies hat sich aber im Zeitablauf verbessert. Einzig die Arbeitspreise sind
bis Ende 2007 auf einem hohen Niveau verblieben.

Die Menge der vorgehaltenen Regelenergie in Deutschland ist, in Relation zu anderen Landern,
als relativ grofl einzustufen. Das ist darauf zurilickzufiihren, dass es in Deutschland vier
Regelzonen gibt, die jeweils ausgeglichen werden missen. Diese Aufteilung des deutschen
Stromnetzes fihrt zu einem ,,Gegeneinanderregeln” der Regelzonen. Es wird haufig gleichzeitig
in einer Regelzone positive und in einer anderen negative Regelenergie eingesetzt. Im April
2008 haben der Bundesverband Neuer Energieanbieter und der Stromanbieter LichtBlick einen
Missbrauchsantrag bei der Bundesnetzagentur gestellt, um die UNB zur Zusammenarbeit beim
Regelenergieeinsatz zu zwingen. Die UNB sind durch das EnWG § 22 Abs. 2 bereits verpflichtet,
»Zur Senkung des Aufwandes fir Regelenergie unter Beriicksichtigung der Netzbedingungen
zusammenzuarbeiten”. Ein gemeinsamer Handel und Einsatz von Regelenergie lber die Grenzen
der Regelzonen hinweg ware technisch moéglich und kénnte die Kosteneffizienz des Regelener-
giemarktes steigern.

2.6.3 GRUNDLAGEN ZUR BEPREISUNG VON AUSGLEICHSENERGIE

Ab gate closure ist kein Handel mehr mit Strom moglich. Die Bilankreisverantwortlichen missen
daher nach gate closure positive oder negative Ausgleichsenergie vom UNB kaufen bzw. an
diesen verkaufen. Da nach gate closure der UNB ein Monopolist ist und die Bilanzkreisverant-
wortlichen keinen Einfluss auf ihre Nachfrage haben, existiert kein Markt fir Strom und
dementsprechend existiert fiir Ausgleichsenergie auch kein Marktpreis. Es muss ein alternativer
Preismechanismus fiir Ausgleichsenergie gefunden werden.

Zwischen den Strommarkten und dem Einsatz von Ausgleichsenergie besteht ein enger
Zusammenhang. Angenommen der Preis fiir Ausgleichsenergie sei geringer als der Strompreis
auf dem Sportmarkt, dann konnte ein Bilanzkreisverantwortlicher einen Fahrplan mit zu hohen
Einspeisungen abgeben, wodurch sein Bilanzkreis unterspeist wird und positive Ausgleichsener-
gie vom UNB beziehen. Die Differenz zwischen Ausgleichsenergie- und Spotmarktpreis wiirde er
als Gewinn erhalten. Solche Arbitrage sorgt auf den meisten Markten dafiir, dass sich die Preise
angleichen. Nach gate closure gibt es aber keinen Markt, dessen Preis sich angleichen kénnte.

Ein Preisbildungsmechanismus sollte die Netznutzer dazu anhalten, unverzerrte Fahrpldne
abzugeben oder die Anreize so setzen, dass verzerrte Fahrpldne die Regelzone stitzen. Es
kénnen kostenbasierte und marktbasierte Preismechanismen fiir Ausgleichsenergie unterschie-
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den werden. In den kostenbasierten Ansatzen orientiert sich der Preis fir Ausgleichsenergie am
Arbeitspreis der eingesetzten Regelenergie. Die marktbasierten Anséatze orientieren sich an den
Preisen an den Stromborsen.

Wenn in einem marktbasierten System der Ausgleichsenergiepreis gleich dem Regelenergiepreis
ist, dann haben die Bilanzkreisverantwortlichen keinen Anreiz, falsche Fahrplane abzugeben. Da
die Preise bei gate closure fixiert sind, kann der Ausgleichsenergiepreis nicht reagieren, wenn
sich die Knappheiten nach gate closure andern. Der Ausgleichsenergiepreis zeigt die Knapphei-
ten an, die vor gate closure zum Lieferzeitpunkt erwartet werden. Einen richtigen ,Echtzeit-
preis“, in den solche Ereignisse eingehen kdnnten, kann es nicht geben. Da mit gate closure der
Handel mit Strom eingestellt wird, existiert auch kein Markt, der diesen Preis bildet.

In einem kostenbasierten System ist der Spotmarktpreis vom Preis der eingesetzten Regelener-
gie abhangig. Dieser ist aber ex ante unbekannt. Er hdngt davon ab, ob die Regelzone liberspeist
und negative Regelenergie eingesetzt wird, oder ob sie unterspeist und positive Regelleistung
erzeugt wird. Aullerdem steigt er mit steigender Abweichung des Regelzonensaldos von Null,
weil Bieter mit hoheren Grenzkosten eingesetzt werden missen. Um strategische Fahrplanab-
gabe zu verhindern, miisste der UNB einen Preisbildungsmechanismus entwerfen, dessen
Erwartungswert dem Spotmarktpreis entspricht. Das diirfte in der Praxis nicht moglich sein.

Es besteht sowohl in marktbasierten, als auch in kostenbasierten Ansatzen die Mdglichkeit,
Abweichungen vom Fahrplan zu bestrafen. Die Strafe wird vom Ausgleichsenergiepreis
abgezogen, wenn der UNB Uberschiisse aufkauft und hinzuaddiert, wenn er positive Regelener-
gie liefert. Strafen schieben einen Keil zwischen Kauf- und Verkaufspreis fiir Ausgleichsenergie.
Damit sollen Anreize fiir den Bilanzkreis gesetzt werden, moglichst wenig von seinem Fahrplan
abzuweichen. Sind in einem Bilanzkreis jedoch nur wenige Nachfrager zusammengefasst, dann
konnen sich deren Schwankungen nicht so gut ausgleichen, wie das bei vielen Nachfragern
moglich ist. Strafen benachteiligen also kleine Bilanzkreise mit verhaltnismalRig groflen
Schwankungen.

2.6.4 DER PREISMECHANISMUS FUR AUSGLEICHSENERGIE IN DEUTSCHLAND

Die Preisbildung fiir Ausgleichsenergie ist im § 23 EnWG und in der StromNZV geregelt. Die
Entgelte muissen sachlich gerechtfertigt, transparent und diskriminierungsfrei sein. Die Kosten
der Primarregelenergie, sowie die Vorhaltung von Sekundar- und Tertidrregelung gehen in die
Netznutzungsentgelte ein. Um die Kosten des Einsatzes von Sekundar- und Minutenreserve
abzurechnen, sind Abweichungen der Bilanzkreise jeweils Uber Blocke von 15 Minuten zu
saldieren. Die Preise werden anhand der Kosten fiir die eingesetzte Sekundar- und Tertidrrege-
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lung ermittelt. In Deutschland wird damit auf einen kostenbasierten Ansatz zuriickgegriffen. Die
Preise fiir Uber- und Unterspeisungen miissen gleich sein. Der Ausgleichsenergiepreis in
Deutschland ist der mittlere gewichtete Arbeitspreis der eingesetzten Regelenergie (MGP). Ist
der Regelzonensaldo positiv, dann ist der Preis fiir negative Regelenergie fiir die Berechnung des
Ausgleichsenergiepreises relevant. Ist der Saldo der Regelzone negativ, liegt dem MGP der Preis
der positiven Regelenergie zugrunde.

Tabelle 7 stellt die Regelzonensalden und Ausgleichsenergiepreise vom Januar 2008 bis zum
Marz 2008 dar. Es handelt sich um peak-Werte, die Zahlen in der off-peak-Zeit sind in Klammern
angegeben

TABELLE 7: REGELZONENABWEICHUNGEN UND AUSGLEICHSENERGIEPREISE

e.on EnBW RWE Vattenfall
Durchschnittlicher 216 MWh 43 MWh -130 MWh -153 MWh
Regelenergiebedarf1 (-139 MWh) (28 MWh) (-128 MWh) (-112 MWh)
Anteil der Viertelstunden mit 91,50 v.H. 56.42 v.H. 37.53 v.H. 28,36 Vv.H.
Unterdeckung2 (17.95v.H.) (55.42 v.H.) (38,82 v.H.) (33,98 v.H.)
Durchschnittliche Preise fur 115,79 € 107,72 € 128,35 € 140,27 €
positive Ausgleichsenergie pro (79,45 €) (63,05 €) (74,89 €) (128,54 €)
MWh
Durchschnittliche Preise fur 6,78 € 23,24 € 3,75 € 2,04 €
negative Ausgleichsenergie (0,00€) (8,90€) (0,02 €) (1,79 €)
pro MWh

Quelle: Eigene Berechnungen, www.regelleistung.net.
! Negative Werte bedeuten, dass die Regelzone liberspeist und negative Regelenergie eingesetzt wird.
2 Unterdeckung geht mit einem Bedarf an positiver Regelenergie einher.

Die Preise fiir Ausgleichsenergie sind seit 2006 gestiegen. Flir positive Ausgleichsenergie
verlangt Vattenfall die hochsten Entgelte. Negative Ausgleichsenergie hat im Durchschnitt in der
Regelzone von EnBW den hochsten Preis. Die Unterschiede zwischen positiver und negativer
Ausgleichsenergie sind bei EnBW am geringsten, sowohl zur peak-, als auch zur off-peak-Zeit.

Der Anteil der Viertelstunden mit Unterdeckung schwankt zwischen den Regelzonen erheblich.
Bei RWE und EnBW ist dieser Anteil in der peak- und in der off-peak-Zeit mit ca. 38 v.H. bzw. 56
v.H. jeweils etwa gleich. Erhebliche Unterschiede gibt es bei Vattenfall und besonders e.on
zwischen peak und off-peak.

94



2.7 ENGPASSMANAGEMENT AN GRENZUBERSCHREITENDEN NETZKUPPELSTELLEN

Die Motivation, ein physisch zusammenhangendes europdisches Netz zu schaffen, ist aus dem
Gedanken der Versorgungssicherheit entstanden. Denn je mehr Kraftwerke an der Stromversor-
gung beteiligt sind, desto hoher ist die Versorgungssicherheit, da der Ausfall eines Kraftwerks
relativ schwachere Auswirkungen fiir das Gesamtnetz hat.

Die wichtigste rechtliche Regelung fiir den grenziiberschreitenden Stromhandel ist die EU-
Verordnung 1228/2003. Die Verordnung schreibt den Mitgliedsstaaten fiir den grenziiberschrei-
tenden Stromhandel erstmals ein nichtdiskriminierendes und marktbasiertes Engpassmanage-
ment vor. Ziel ist es, den Stromhandel zwischen den Mitgliedsstaaten und damit den EU-
Binnenmarkt zu fordern. Mit der neuen Novelle des EnWG und der StromNZV setzte Deutsch-
land diese Richtlinie in nationales Recht um. Das Engpassmanagement bleibt dabei in der
Systemverantwortung der UNB, wird jedoch von der Bundesnetzagentur iberwacht. Durch die
StromNZV vom 25. Juli 2005 werden die UNB verpflichtet, durch netz- und marktbezogene
MalRnahmen das Entstehen von Engpassen an den Kuppelstellen zu verhindern.

Deutschland ist insgesamt Uber neun Grenzen mit dem Ausland verbunden. Insofern kommt
Deutschland durch seine zentraleuropdische Lage eine Schlisselfunktion im UCTE-Netz zu. Das
UCTE-Netz ist das leistungsstarkste internationale Stromnetz der Welt und versorgt rund 500
Millionen Menschen im kontinentalen Europa mit Strom. Das UCTE-Netz basiert auf dem
Autarkieprinzip, d.h. die Mitgliedsstaaten sind weiterhin selbststandig. Mittlerweile sind 24
Lander an das Netz angeschlossen und arbeiten in der Erzeugung und Verteilung von Strom eng
zusammen. Es dient dazu sich gegenseitig bei Leistungsengpassen wie z. B. Kraftwerksausfallen
zu helfen und eine hohe Versorgungssicherheit zu gewahrleisten. Beispielsweise betrdgt die
gemeinsame Sekundenreserve aller Verbundnetze 2.500 MW. Um diese GrolRe einschatzen zu
kénnen, kann man sich die Zahl am Beispiel eines deutschen Kraftwerkes vor Augen fihren: der
BoA-Block des RWE-Kraftwerks NiederaulRen hat eine Bruttoleistung von 1.000 MW. So kénnen
selbst plotzliche Leistungsausfalle in dieser GroRenordnung durch das UCTE-Netz aufgefangen
werden.

Um einen Stromaustausch zwischen den Netzen der UCTE und anderer Verbundnetze wie
NORDEL, EES/VES und GB zu ermdglichen, sind diese Uber diverse Leitungen verbunden.

2.7.1 DAS AUFTRETEN VON ENGPASSEN

Laut der EU-Verordnung 1228/2003 ist ein Engpass definiert als ,eine Situation, in der eine
Verbindung zwischen nationalen Ubertragungsnetzen wegen unzureichender Kapazitit der
Verbindungsleitungen und/oder der betreffenden nationalen Ubertragungsnetze nicht alle
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Stromfliisse im Rahmen des von den Marktteilnehmern gewtinschten internationalen Handels
bewadltigen kann“.

Engpasse zwischen nationalen Stromnetzen sind insbesondere historisch begriindet. Nationale
Leitungskapazitaten sind urspriinglich nicht auf einen ausgedehnten grenziiberschreitenden
Stromtransit ausgerichtet, sondern zur Optimierung der nationalen Betriebstatigkeit gedacht.
Das steigende Interesse an grenziiberschreitendem Stromhandel, das auf der Ausnutzung von
Preisdifferenzen zwischen zwei Lindern bzw. Stromnetzen beruht, fiihrt zunehmend zu
Engpédssen an den internationalen Kuppelstellen.

Neben dieser stirkeren Systembelastung ist die heute stirkere Kostenorientierung der UNB in
anndhernd gleichem AusmaR fiir diese Engpasse verantwortlich. Sie hat zu einer geringeren
Investitionsbereitschaft der UNB und somit zu riickldufigem Ausbau von grenziiberschreitenden
Stromleitungen gefuhrt. Zusatzlich sind Genehmigungsverfahren fiir neue Leitungen ein
langwieriger Prozess.

Ein MaR fiir die Ubertragungskapazitit ist die Nettotransferkapazitat (Net Transfer Capacity,
kurz: NTC). Die Berechnung erfolgt, indem von einem maximal sicheren physikalischen
Stromfluss (Total Transfer Capacity, kurz: TTC) eine Sicherheitsmarge (Transmission Reliability
Margin, kurz: TRM) abgezogen wird. Somit lassen sich die NTC-Werte nach folgender Formel
bestimmen: NTC=TTC-TRM. Da das Auftreten von Engpdssen jahreszeitbezogen ist wird das Jahr
fuir die Engpassberechnung in ein Winter- und ein Sommerhalbjahr aufgeteilt. Die ETSO
(European Transmisssion System Operators) bestimmt an zwei Stichtagen jeden Jahres die NTC-
Werte, die dann pauschal fiir jeweils alle Stunden des Winter- und des Sommerhalbjahres
Ubernommen werden. Die Veréffentlichung der NTC-Werte erfolgt regelmaRig direkt durch die
UNB und zwei Mal pro Jahr durch die ETSO.

Strom ist ein homogenes Gut, das zu einem einheitlichen Preis gehandelt werden sollte. Liegt
jedoch ein Engpass zwischen zwei Landern vor, kdnnen sich die Preise in diesen Landern
unterscheiden.

2.7.2 ENGPASSMANAGEMENTVERFAHREN

Grundsatzlich lassen sich die EPM-Verfahren in zwei Klassen einteilen: in administrative und in
marktbasierte Zuteilungsverfahren. Bei Zuteilungsverfahren ohne Marktinformationen werden
die knappen Ubertragungskapazititen nach der first-come-first-serve-Regel oder nach der pro
Rata-Regel verteilt. Nachteil dieser Zuteilungsverfahren ist, dass keine Auskunft (iber die wahre
Zahlungsbereitschaft der Handler besteht. Obwohl gerade der Preis ein gutes Allokationsin-
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strument ist, denn er zeigt die Knappheit eines Gutes an. Da diese Verfahren nicht konform zu
den gesetzlichen Vorgaben sind, wird nicht ndher auf sie eingegangen.

Zu den marktbasierten Zuteilungsverfahren zdhlen das Market Coupling- Modell in unterschied-
lichen Auspragungen, das koordinierte grenziiberschreitende Redispatching zum Teil in
Verbindung mit dem Countertrading- Verfahren sowie explizite oder implizite Auktionen. Die
Abbildung 6 zeigt, welche EPM-Verfahren an den deutschen Landesgrenzen derzeit im Einsatz

sind.

BRD/ Ddnemark West koordinierte explizite Auktion
BRD/ Ddnemark Ost konkret implizite Auktion

BRD/ Frankreich koordinierte explizite Auktion
BRD/ Niederlande koordinierte explizite Auktion
BRD/ Osterreich keine Auktion: keine Netzengpdasse
BRD/ Polen koordinierte explizite Auktion
BRD/ Schweiz koordinierte explizite Auktion
BRD/ Tschechien koordinierte explizite Auktion

ABBILDUNG 6: ENGPASSMANAGEMENTVERFAHREN AN DEUTSCHEN KUPPELSTELLEN

Im Weiteren wird auf die expliziten und impliziten Auktionen naher eingegangen. Die zur
Betrachtung anstehenden Modelle werden unter Beriicksichtigung ihrer Diskriminierungsfrei-
heit, Transparenz, statischen und dynamischen Effizienz und der Kapazitatsnutzung untersucht.

2.7.2.1 EXPLIZITE AUKTIONEN

Der wichtigste Grund fir das Uberwiegende Vorherrschen der expliziten Auktionen ist die
einfache Umsetzung des Verfahrens und der geringe Implementierungsaufwand. Wie die
Abbildung 7 verdeutlicht, werden bei expliziten Auktionen nur Kapazitaten bzw. Kapazitatsrech-
te mit unterschiedlichen Laufzeiten versteigert (eindimensionale Mehrgutauktionen). Zudem
gibt es klar definierte Marktgebiete, in denen Ubertragungskapazititen gehandelt werden
konnen. Der eigentliche Stromhandel findet separat in einer anderen und zeitlich nachgelager-
ten Auktion an den Stromborsen statt. Wenn bei der Vergabe nur zwei Netzbetreiber beteiligt
sind, spricht man von einer bilateralen expliziten Auktion. Wenn dagegen mehrere UNB an
dieser mitwirken oder wenn die Auktion Uber eine gemeinsame Plattform abgewickelt wird, ist
es eine koordinierte explizite Auktion.
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ABBILDUNG 7: EXPLIZITE AUKTIONEN

Die Auktion beginnt, indem die UNB die freien Ubertragungskapazititen feststellen. Bei
bilateralen oder koordinierten Auktionen werden fiir jede Richtung die Transportkapazitdten
bestimmt, aber unabhangig voneinander versteigert. Danach geben die Handler ihre Gebote fiir
die Ubertragungskapazitit ab und nachdem die Preisfestsetzung durch die UNB erfolgt ist,
werden die Handler liber die Zuteilung der Kapazitatsrechte informiert. Bei dieser Ausgestaltung
der Auktion gibt es zwei wichtige Einflussfaktoren: die Preisfindungsregel und die Vertragslauf-
zeit.

Abweichend zu einer Preisbildung an der Boérse, welche sich durch Angebot und Nachfrage
ergibt, wird bei expliziten Auktionen der Preis durch eine Preisfindungsregel festgelegt. Dabei
gibt es zwei Alternativen: Die erste Alternative ist die Gebotspreisregel (auch bekannt als pay-
as-bid) und die zweite ist die Einheitspreisregel (auch bekannt als uniform pricing). Im
grenziiberschreitenden Engpassmanagement wird in der Regel die Einheitspreisregel
verwendet. Hierbei ist das letzte gerade noch angenommene Gebot preisbestimmend.
Wohingegen bei der Gebotspreisregel jeder Bieter den Preis seines Gebots bezahlen muss.

Grundsatzlich ist es moglich, dass Handler sich Kapazitatsrechte fir bestimmte Grenzen und
Richtungen schon Jahre im Voraus reservieren. Da aber auch Stromprodukte lber den
kurzfristigen Spotmarkt vergeben werden kénnen, kann die zeitliche Trennung zwischen den
Markten dazu flihren, dass die Handler nicht alle Kapazititen benotigen und zum Teil
Ubertragungskapazititen ungenutzt bleiben, was ineffizient ist. Deshalb sollte die Vergabe
durch Verfahren erganzt werden, die die Giiltigkeitsdauer der Eigentumsrechte beschranken.
Wenn ein Hindler die Ubertragungskapazititen nicht bendtigt, muss er diese entweder
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zurlickgeben (use-it-or-loose-it) oder kann das Kapazitdtsrecht in der nachsten zeitlich
nachgelagerten Vergabestufe verkaufen (use-it-or-sell-it).

Explizite Auktionen sind diskriminierungsfrei, wenn jeder Bieter bei den beteiligten UNB
Kapazititsgebote abgeben kann. Die UNB in Deutschland veréffentlichen auf ihren Internetsei-
ten alle maRgeblichen Daten, die fir die Vergabe wichtig und fiir jeden Marktteilnehmer
einsehbar sind. Zudem werden zum Teil Handelsplattformen gegriindet, tber die die beteiligten
nationalen UNB die Kapazitatsvergabe gemeinsam abwickeln kénnen und die ihre Ergebnisse
auch im Internet veréffentlichen. Eines der grofSten Probleme bei expliziten Auktionen besteht
darin, dass der Stromhandel in einer zeitlich nachgelagerten und separaten Auktion abgewickelt
wird und nicht in Verbindung mit der Auktion zur Vergabe von Kapazitdten steht. Durch dieses
Auseinanderfallen der Vergabezeitpunkte entsteht Unsicherheit, welche zu einer nicht
vollstandigen Nutzung der knappen Kapazitaten fihren kann.

Ein weiterer wichtiger Aspekt ist das fiir die Handler entstehende Preisrisiko. Fir sie ist der
grenziiberschreitende Handel nur dann vorteilhaft, wenn der Preis fiir die Ubertragungskapazi-
taten kleiner der Preisdifferenz der jeweiligen nationalen Borsen ist (wenn der Preis gleich der
Differenz ist, ist der Handler indifferent). Da aber die Kapazitdten vor der Preisbildung an der
Borse vergeben werden, ist die Konsequenz, dass einige Kapazitaten in die falsche Richtung
genutzt werden und die Kapazitaten nicht in Richtung Engpass gebucht werden. Somit muss der
okonomische Wert des Engpasses nicht unbedingt der Preisdifferenz vor und hinter dem
Engpass entsprechen.

Die Einnahmen, die durch die Kapazitatsvergabe erzielt werden, verbleiben bei den entspre-
chenden UNB und kénnen nach der StromNZ entweder fiir den Netzausbau oder mit den
Netznutzungsentgelten verrechnet werden.

2.7.2.2 IMPLIZITE AUKTIONEN

Bei der impliziten Auktion wird die Kapazitdtsvergabe zusammen mit dem Stromhandel
durchgefiihrt. Grundlegende Kennzeichen von impliziten Auktionen sind die Bildung von
Marktgebieten bzw. Preiszonen (Market Splitting), die Existenz einer Clearingstelle, welches ein
Auktionsbiiro, aber auch eine virtuelle Stelle sein kann und ein an der Borse orientierter Termin-
und Spotmarkt.

99



[ Kapazitatsauktion + Stromhandel ]

Gebote flir Stromprodukte

<

Strombérse " Handler
Gebots- angen. Mitteilung tber
kurven Gebots- angen. Gebote
kurven

Auktionsbiro

verfiigh. UK I

UNB

ABBILDUNG 8: IMPLIZTE AUKTION

Das Verfahren beginnt, indem die beteiligten UNB die zur Verfiigung stehenden grenziiber-
schreitenden Kapazitdten (NTC) an das Auktionsbiiro Gbermitteln. Die Handler geben ein Gebot
fir Stromprodukte an der jeweiligen nationalen Strombérse ab. Die Gebote schliefen die
bendtigten Ubertragungskapazititen mit ein. Nun folgt ein zweistufiger Prozess: In der ersten
Stufe sammeln die nationalen Strombdrsen getrennt voneinander alle Kauf- und Verkaufsgebo-
te, aggregieren diese zu einer Kauf- und Verkaufskurve und bilden einen Systempreis
unabhangig von Engpassen. AnschlieRend leiten sie diesen an das Auktionsbiro weiter. In der
zweiten Stufe ermittelt das Auktionsbiiro, welche Gleichgewichtspreise sich entsprechend
dieser Kauf- und Verkaufskurven an den nationalen Borsen eingestellt hatten und ob eventuell
Engpasse im Ubertragungsnetz entstehen. Wenn sich verschiedene Preise an den nationalen
Borsen einstellen wiirden, kann das Auktionsbiiro preisunabhidngige Gebote (nach Handels-
schluss fiir die Handler) abgeben. Das Auktionsbiiro kauft damit keine Produkte, bewirkt aber,
dass ein Ausgleich zwischen den Borsen stattfindet. Die preisunabhdngigen Gebote bewirken,
dass das Land mit niedrigerem Preisniveau Strom in das Land mit héherem Preisniveau
exportiert und sich dadurch ein einheitlicher Preis ergibt.

Fir den Fall, das zu wenig grenziliberschreitende Kapazitdten vorhanden sind und damit ein
Engpass vorliegt, ist es wichtig, die knappen Ubertragungskapazititen in Richtung des Engpasses
zu maximieren. Durch das Eingreifen des Auktionsbiiros entspricht der 6konomische Wert des
Engpasses der Preisdifferenz in den beteiligten Landern. Daraus ergibt sich ein Marktpreis fir
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Strom mit den darin enthaltenen Engpasskosten. AbschlieRend teilt das Auktionsbiiro den
Stromborsen die angenommenen Gebotskurven mit. Diese informieren die Handler dariber,
welche Gebote zur Zuteilung gekommen sind.

Der Vorteil der impliziten Auktion ist die gemeinsame, gleichzeitige Vergabe von Strom und
Kapazitdten. Da aber alles Uber eine zentrale Stelle abgewickelt wird, besteht die Gefahr einer
monopolistischen Stellung des Auktionsbiiros. Dies stellt zwar die gleichen Regeln fir alle
Marktteilnehmer sicher, aber die Transparenz wird verringert. Denn die Handler wissen nicht,
welche Gebote das Auktionsbiiro abgegeben hat und ob diese Gebote moglicherweise
strategisch motiviert waren.

Die effiziente, einheitliche und grenziiberschreitende Preisbildung wird erst durch das
Auktionsbiiro erméglicht. Da dieses die vollstandigen Marktinformationen erhalt, kommt es zu
einer effizienten Allokation der knappen Kapazitdten und einer Reduzierung von Planungsunsi-
cherheiten durch die gemeinsame Vergabe. Es besteht im Weiteren, durch das Vorliegen einer
zentralen Stelle, die Moglichkeit von einer NTC-Berechnung zu einer lastflussbasierten
Berechnung der Kapazitdten zu wechseln. Die lastflussbasierte Berechnung bestimmt die
Ubertragungskapazitidten optimaler und betrachtet mehrere Grenzen gleichzeitig.

Ein weiterer Vorteil der impliziten Auktionen ist, dass durch die Allokation und durch den
einheitlichen Marktpreis der 6konomische Wert des Engpasses der Differenz der Grenzkosten
vor und hinter dem Engpass entspricht. Durch dieses Vergabeverfahren fallt auch eine
Engpassrente an, die vom Auktionsbiiro vereinnahmt wird. Diese Einnahmen entstehen
dadurch, dass die Exportlander nicht den hdheren Preis bekommen, der sich bei AuRenhandel
einstellen wirde, sondern den nationalen Systempreis, der unabhangig von Engpassen ermittelt
wurde.

Diese Engpassrente unterliegt der Regulierung und muss unter anderem den Netzbetreibern fir
Investitionen in ihre Netze bereitgestellt werden. Die Implementierung von impliziten Auktionen
an deutschen AulRengrenzen machen die Errichtung eines Auktionsbiiros notwendig und die
Reduzierung von vier UNB auf einen UNB in den entsprechenden Marktgebieten bzw.
Preiszonen. Somit ist der Sonderfall Deutschland-Danemark Ost nur moglich, da an der Grenze
nur ein UNB im deutschen Marktgebiert existiert.
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