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Vorwort

Das Sondergutachten Energie 2013 ist das vierte Gutachten der Monopolkommission
gemidl § 62 EnWG zum Energiemarkt. Die Monopolkommission nimmt darin zum
Stand und zur absehbaren Entwicklung des Wettbewerbs Stellung und beurteilt die Fra-
ge, ob funktionsfahiger Wettbewerb auf den Maérkten der leitungsgebundenen Versor-
gung mit Elektrizitdt und Gas in der Bundesrepublik Deutschland besteht. Sie wiirdigt
dartiber hinaus die Anwendung der Vorschriften des Energiewirtschaftsgesetzes liber die
Regulierung und Wettbewerbsaufsicht und diskutiert aktuelle wettbewerbspolitische
Fragen der Energiewirtschaft.

In mehreren nichtoffentlichen Anhérungen hat die Monopolkommission mit Vertretern
von Unternehmen und Verbénden Fragen zur Regulierung und zum Wettbewerb auf den
Mirkten der Elektrizitits- und Gaswirtschaft diskutiert. Am 5. Dezember 2012 fanden
zwel Anhorungsrunden statt.

Teilnehmer der Diskussionsrunden waren:
TenneT TSO GmbH,
Stadtwerke Fellbach GmbH,
MVYV Konzern,
BDEW Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e. V.,
EnBW Energie Baden-Wiirttemberg AG,
Bund der Energieverbraucher e.V.,
RWE AG,
E.ON AG,
Bundesverband Neuer Energieanbieter e.V. (bne),
Vattenfall GmbH,
Verband kommunaler Unternehmen e.V. (VKU),
European Energy Exchange (EEX).

Die angehorten Unternehmen und Verbénde haben ihre miindlichen Diskussionsbeitrige
durch schriftliche Stellungnahmen erginzt. Dariiber hinaus haben zahlreiche weitere
Unternehmen, Verbande und Sachverstidndige aus der Wissenschaft ebenfalls schriftlich
Stellung zum Gutachtenauftrag der Monopolkommission genommen.

Die Monopolkommission bedankt sich bei den wissenschaftlichen Sachverstindigen
Herrn Prof. Dr. Ulrich Biidenbender, Herrn Prof. Dr. Felix Hoffler, Frau Prof. Dr. Clau-
dia Kemfert, Herrn Prof. Dr. Siegfried Klaue, Herrn Prof. Dr. Axel Ockenfels, Frau Dr.
Andrea Schweinsberg, Herrn Prof. Dr. Hans-Peter Schwintowski, Herrn Prof. Dr. Heinz
Welsch und Herrn Dr. Masayuki Yajima (Tokio) fiir ihre Beitrdge zur Meinungsbildung
der Monopolkommission.

Der Vizeprasident der Bundesnetzagentur, Herr Peter Franke, sowie Mitarbeiter der Be-
horde haben mit der Monopolkommission am 17. Januar 2013 insbesondere Fragen zum
Stromnetzausbau und zu Kapazititsmechanismen erortert.

Weiterhin haben am 17. Januar 2013 der Prasident des Bundeskartellamtes, Herr
Andreas Mundt, sowie weitere Mitarbeiter des Amtes mit der Monopolkommission Fra-
gen zur Wettbewerbsentwicklung auf den leitungsgebundenen Mirkten fiir Elektrizitat
und Gas sowie zu aktuellen wirtschaftspolitischen Maflnahmen im Energiesektor disku-
tiert.



Am 22. und 23. Januar 2013 haben Mitarbeiter der Monopolkommission in Stockholm
Gespriache mit dem schwedischen Energieministerium, dem schwedischen Solarenergie-
verband und den schwedischen Regulierungsbehorden gefiihrt und dabei insbesondere
die Auswirkungen und Erfahrungen mit Fordersystemen fiir Kraftwerke auf Basis erneu-
erbarer Energien (EE-Anlagen) erortert.

Am 9. und 10. Mai 2013 wurden in London mit Mitarbeitern des britischen Energiemi-
nisteriums DECC (Department of Energy and Climate Change) und der britischen Regu-
lierungsbehdrde Ofgem (Office of Gas and Electricity Markets) Fragen zu Fordersyste-
men fiir EE-Anlagen erortert.

Dartiber hinaus gab es vielfdltige Kontakte und Gespriache zwischen den zustindigen
Mitarbeitern der Monopolkommission und Mitarbeitern der Bundesnetzagentur, des
Bundeskartellamtes, des Verbandes Europiischer Ubertragungsnetzbetreiber (ENTSO-
E), der Forschungsstelle fiir Energiewirtschaft e.V., der Energie-Control Austria, des
Diisseldorf Institute for Competition Economics (DICE), des Wissenschaftlichen Insti-
tuts fiir Infrastruktur und Kommunikationsdienste GmbH (WIK), der vier deutschen
Ubertragungsnetzbetreiber Amprion GmbH, TenneT TSO GmbH, 50Hertz Transmission
GmbH und TransnetBW GmbH, des Bundesverbandes der Energie- und Wasserwirt-
schaft e.V. (BDEW) sowie mit zahlreichen weiteren Unternehmen und Verbinden.

Die Monopolkommission dankt an dieser Stelle allen Beteiligten fiir ihre Mitwirkung.

Die Daten fiir die empirischen Erhebungen der Monopolkommission wurden durch die
European Energy Exchange (EEX), die European Power Exchange (EPEX SPOT), die
energate GmbH & Co. KG und die Verivox GmbH erhoben und der Monopolkommissi-
on dankenswerterweise fiir eigene Berechnungen zur Verfiigung gestellt.

Die Monopolkommission bedankt sich bei ihren wissenschaftlichen Mitarbeitern Herrn
Marc Bataille und Frau Dr. Ulrike Hosel, die das Gutachten federfiihrend betreut haben,
sowie bei Herrn Dr. Oliver Bischoff, Herrn Kai Schmidt, Frau Dr. Juliane Scholl und
Frau Dr. Susanne Thorwarth fiir ihre Mitwirkung.



Kurzfassung

1.*% Der Wettbewerb auf den Energiemairkten ist in Zeiten der Energiewende erheblich in
Bedringnis geraten. Problematisch erscheinen fiir die Wettbewerbsentwicklung vor al-
lem Bereiche, die im Zuge der Energiewende und der massiven Forderung der erneuer-
baren Energien geschaffen und ausgebaut wurden. Zukiinftig sollte die Energiepolitik
starker auf Wettbewerb, den Preismechanismus und marktliche Anreize setzen.

Bundesenergieministerium

2.* Die Monopolkommission hélt die Einrichtung eines Bundesenergieministeriums ins-
gesamt nicht fiir vorteilhaft. Neben einigen Vorteilen wie der Biindelung von Expertise
und Kompetenzen sind vor allem gravierende Nachteile zu befiirchten. So diirfte die
Ubertragung der Zustindigkeit fiir die Energiewende auf ein neu geschaffenes Ministe-
rium Zielkonflikte verschleiern, da diese dann nicht mehr 6ffentlich zwischen den Mi-
nisterien, sondern vielmehr innerhalb des neu geschaffenen Ministeriums ausgetragen
wiirde. Dies wiirde die Intransparenz verstdrken. Ferner droht das Problem der sog. Re-
gulatory Capture, d.h. die schleichende Vereinnahmung durch die Energiewirtschaft
selbst. SchlieBlich vermag auch die Schaffung eines eigenen Energieministeriums die
gravierenden konzeptionellen Méngel der Umsetzung der Energiewende nicht zu 1sen.

Rabatte fiir stromintensive Unternehmen

3.* In der aktuellen Debatte um die Kosten der Energiewende steht auch die (teilweise)
Befreiung stromintensiver Unternehmen von verschiedenen Entgelten im Fokus. Im
Kern geht es dabei um Ausnahmen, die bestimmte Unternehmen genieflen, indem sie
von den Netzentgelten, von der EEG-Umlage oder von der Stromsteuer befreit werden
bzw. nur einen reduzierten Beitrag entrichten miissen. Vor dem Hintergrund der laufen-
den Debatte um die Kosten der Energiewende ist zunédchst darauf hinzuweisen, dass die
Ausnahmeregelungen bei Netzentgelten und bei der EEG-Umlage keine unmittelbare
Wirkung auf die effiziente Ausgestaltung der Energiewende und die Hohe der mit ihr
verbundenen Kosten entfalten. Die Monopolkommission bedauert, dass die Debatte um
die Ausnahmeregelungen derzeit oftmals dazu genutzt wird, den Gedanken einer Sen-
kung der Kosten der Energiewende durch die Frage der Verteilung dieser Kosten zu
iiberlagern. Gleichwohl scheint eine sachliche Uberpriifung einzelner Ausnahmerege-
lungen durchaus erforderlich. Im Hinblick auf die Rabatte bei der EEG-Umlage sollte
z.B. die Rabattstaffelung auf ihre wettbewerbsneutrale Ausgestaltung hin gepriift wer-
den. Bei den Ausnahmen im Bereich der Netzentgelte ist vor allem darauf zu achten,
dass diese beihilferechtskonform ausgestaltet sind.

Zoll auf chinesische Solaranlagen

4.* Die Monopolkommission spricht sich gegen den Einfuhrzoll und gegen den Min-
destpreis einschlieBlich einer Einfuhrbeschrinkung bei Importen von Solaranlagen aus
China aus. Die Monopolkommission begriilt zwar tendenziell einvernehmliche Losun-
gen, konnen diese schlieBlich zukiinftige 6konomische wie politische Verwerfungen
vermeiden; gleichwohl beinhaltet der gefundene Kompromiss zwischen der Européi-
schen Union und China weiterhin Mallnahmen, die handelshemmende und damit wohl-
fahrtsschadigende Wirkungen entfalten kdnnen. Nach Auffassung der Monopolkommis-
sion konnen insbesondere wettbewerbs- bzw. marktbasierte Griinde wie vergleichsweise
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technologische Spezialisierungen, hohere Skalenertrdge und niedrigere Lohnstiickkos-
ten ursédchlich flir etwaige Kostenvorteile chinesischer Solarunternehmen und damit fiir
die kontemporiren Entwicklungen auf den relevanten Markten der Photovoltaik sein.
Die Monopolkommission spricht sich zudem gegen ein Protegieren der Photovoltaik
aus, da eine selektive und marktartifizielle Unterstiitzung einzelner erneuerbarer Energi-
en den Prinzipien eines unverfilschten und wirksamen Wettbewerbs entgegensteht. Eine
technologische Forderung erneuerbarer Energien sollte generell durch wettbewerbliche
Strukturen und nicht durch Subventionen erfolgen.

Binnenmarktentwicklungen bei Strom und Gas

5.*% Zur Verwirklichung eines europdischen Energiebinnenmarktes hat die Europidische
Union seit 1996 eine Reihe von Anstrengungen unternommen. Sie hat insbesondere
durch drei Legislativpakete auf die Harmonisierung und Liberalisierung der européi-
schen Mirkte fiir Strom und Gas hingewirkt. Zwar wurde bereits eine Vielzahl von
Schritten eingeleitet, um dem Ziel eines Energiebinnenmarktes ndher zu kommen. Den-
noch bestehen weiterhin Defizite bei der Verwirklichung des Energiebinnenmarktes, die
angegangen werden miissen. Der Stand der Integration stellt sich im Gas- und Strom-
bereich unterschiedlich dar. Die Wettbewerbsintensitit auf den Gasmaérkten ist im Ver-
gleich zu der auf Strommérkten weiterhin geringer. Der Gashandel konzentriert sich bis-
lang auf einzelne Marktgebiete und kooperierende Fernleitungsnetze. Ursichlich hierfiir
diirfte vornehmlich die fiir eine ldnderiibergreifende Marktintegration der Gashandels-
maérkte notwendige — aber vergleichsweise schleppend vorankommende — Harmonisie-
rung der institutionellen Rahmenbedingungen sein. Der dem binneneuropdischen Markt
fiir Gashandel vorausgehende Markt fiir Gasbeschaffung konnte aufgrund technologi-
scher Fortschritte neue mannigfaltige Wettbewerbsimpulse induzieren. Wéhrend gegen-
wirtig Gas hauptsdchlich noch via Pipelines importiert wird, konnten verbesserte Be-
dingungen beim Transport von Fliissiggas sowie bei der Forderung von Schiefergas den
Wettbewerb sowohl unmittelbar um den effizientesten Gastypus wie auch mittelbar im
Gashandel bedeutsam fordern.

6.* Im Strombereich ist die Integration der Mérkte bereits weiter fortgeschritten; aller-
dings bestehen auch hier noch Hindernisse, sodass die Frage zu beantworten ist, ob es
sich wettbewerbsokonomisch noch um eigenstdndige nationale Markte handelt. Die Ei-
genstindigkeit nationaler Strommirkte und im Besonderen die des deutschen Marktes
wird einerseits an den unterschiedlichen Handelsbedingungen auf den européischen
GroBhandelsmérkten, andererseits an den zum Ausland bestehenden Netzengpdssen
festgemacht. Vor allem die Netzengpdsse stellen ein nicht kurzfristig iiberwindbares
Hindernis fiir die Verwirklichung des Energiebinnenmarktes dar. Die Engpédsse werden
zudem vor dem Hintergrund der Entwicklungen im Bereich der Stromerzeugung derzeit
eher grofer als kleiner. So verschirft z.B. der Ausbau von nicht steuerbaren Windkraft-
anlagen im Norden Deutschlands die Engpisse, da die Uberschussmengen teilweise
iiber die Netze der Nachbarstaaten abtransportiert werden miissen. Regionale Initiativen
aus Gruppen benachbarter europdischer Staaten sollen daher eine Integration ihrer Netze
vorantreiben. Dazu werden unter anderem auch Verfahren der Engpassbewirtschaftung
wie das sog. Market Coupling eingesetzt und weiter verbessert. Die Monopolkommissi-
on begriilt dieses von ihr stets geforderte Vorgehen und regt an, den Einsatz moderner
Verfahren der Engpassbewirtschaftung auf weitere Mérkte zu iibertragen.
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7.% Insbesondere vor dem Hintergrund einer wettbewerbsokonomischen Einschitzung
von Marktmacht einzelner Energieversorger stellt sich die Frage, welcher Integrations-
grad zwischen Deutschland und anderen europdischen Staaten bereits erreicht wurde.
Einen sehr guten und vergleichsweise leicht zu beobachtenden Indikator fiir die Integra-
tion der GroBhandelsmaérkte stellt der Borsenpreis flir Strom dar. Die Monopolkommis-
sion hat daher fiir das Jahr 2012 eine Analyse der Preisdifferenzen zwischen dem deut-
schen GroBhandelspreis und den Preisen einzelner Nachbarlédnder erstellt. Hierbei wird
vor allem die starke Wirkung des Market Coupling ersichtlich. Bestand vor der Einfiih-
rung am 9. November 2010 nahezu keine Preisgleichheit an den entsprechenden Bor-
sen, so stieg der Anteil der Stunden, in denen Preisgleichheit zu den Landern Belgien,
Niederlande und Frankreich bestand, im Jahr 2011 auf zum Teil 70 bis 80 % an. Fiir die
Frage der Marktabgrenzung ist jedoch neben dem Grad der erreichten Preisgleichheit
auch eine womoglich zugrunde liegende Systematik bei den festgestellten Preisdiffe-
renzzeitrdumen zu beriicksichtigen. Die Ergebnisse der Preisdifferenzanalyse der Mono-
polkommission zeigen jedoch, dass die auftretenden Preisabweichungen zu deutschen
Nachbarstaaten (auBer Osterreich) erheblich erscheinen. Die Monopolkommission
spricht sich daher dafiir aus, auch kartellrechtlich zunichst weiterhin einen auf Deutsch-
land und Osterreich bzw. auf die iiberwiegend in diesen Lindern liegenden Regelzonen
beschriankten Markt fiir den Erstabsatz von Strom anzunehmen. Allerdings sollten ne-
ben der Agency for the Cooperation of Energy Regulators (ACER) auch weiterhin das
Bundeskartellamt und die Markttransparenzstelle (MTS) die Entwicklung der européi-
schen GroBhandelsmérkte laufend analysieren. Dabei sollten zukiinftig auch verhaltens-
basierte Modelle zum Einsatz kommen, um strategische und dynamische Effekte des
Verhaltens der Akteure im StromgroBhandel besser nachvollziehen zu kénnen. Auf die-
se Weise konnten Erkenntnisse iiber die GroBle des Marktes und die Marktmacht der
Akteure gewonnen werden.

Marktmacht im Stromsektor

8.* Seit der Liberalisierung der Energiemérkte steht die Wettbewerbsentwicklung auf
den GroBhandelsmérkten fiir Strom unter besonderer Beobachtung. Wiahrend die Markt-
struktur von vier gro3en Energieerzeugern zunichst auf eine gewisse Marktmacht dieser
Anbieter hat schlieBen lassen, hat der Bereich der Stromerzeugung seither verschiedene
wichtige Veriinderungen durchlaufen, die eine regelmiBige Uberpriifung der Situation
auf den GroBhandelsmirkten notwendig machen.

9.* Um die Marktkrifte korrekt einschitzen zu kdnnen, ist eine Abgrenzung der betref-
fenden Mirkte erforderlich. Derzeit grenzt das Bundeskartellamt auf der Erzeugerstufe
einen Markt flir den Erstabsatz physisch produzierter Strommengen (Erstabsatzmarkt),
einen Markt fiir die Erzeugung und Vermarktung von Strom aus erneuerbaren Energien
sowie weitere Markte fiir Regelenergie und fiir die Distribution von bereits erzeugtem
Strom ab. Diese Marktabgrenzung erscheint der Monopolkommission im Grundsatz
weiterhin geeignet zu sein, auch wenn die Unterscheidung zwischen dem Erstabsatz-
markt und den Bereichen Regelenergie und EEG-Strom nicht immer trennscharf ist. Vor
allem die dem Erstabsatzmarkt nachfolgenden Distributionsstufen erscheinen der Mo-
nopolkommission ebenfalls wichtig; tiber diese liegen aber bisher nur wenige Erkennt-
nisse vor. Hier besteht weiterer Untersuchungsbedarf.

10.* Die Monopolkommission hat zudem die Marktverhéltnisse auf dem Markt fiir den
Erstabsatz konventionell erzeugten Stroms ndher untersucht. Im Jahr 2012 betrug der
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Marktanteil der vier groBen Energieversorger an den installierten Kraftwerkskapazititen
auf dem deutsch-osterreichischen Markt demnach 58 % (auf dem deutschen Markt
68 %). Gegeniiber fritheren Untersuchungen ist der Marktanteil damit gesunken. Be-
riicksichtigt man die VERBUND AG unter den groBen Energieversorgern, so erhoht
sich der Marktanteil der grof3ten fiinf Energieversorger auf 66 %.

11.* Um die Marktmacht, die von den groflen Energieversorgern auf diesem Markt aus-
geht, einschitzen zu konnen, hat die Monopolkommission auch den Residual Supply In-
dex (RSI) ermittelt. Beim RSI handelt es sich um ein statisches Konzentrationsmal3, das
die strategische Bedeutung eines Unternechmens in einem Markt messen und Besonder-
heiten der Strommaérkte geeignet beriicksichtigen soll. Konkret misst der RSI, zu wel-
chem Anteil die iibrigen Wettbewerber im Markt mit ihren Erzeugungskapazititen die
Nachfrage alleine befriedigen konnten. Indem der Anteil der Zeitrdume eines Jahres er-
mittelt wird, in denen der RSI fiir einen Anbieter unter eine bestimmte Grenze fallt, las-
sen sich Schlussfolgerungen tiber die Marktmacht der Unternehmen treffen. Dabei sind
die Schwellenwerte, ab denen erhebliche Marktmacht konstatiert werden soll, nicht ex-
akt festgelegt, sondern basieren auf Erfahrungswerten. Im Ergebnis zeigt die Analyse
der Monopolkommission fiir das Jahr 2012 nur sehr geringe RSI-Werte. Selbst bei An-
nahme eines sehr vorsichtig kalkulierten Szenarios, ohne Beriicksichtigung der mogli-
chen Nettoimportkapazitit, erscheinen die Werte fiir den RSI — auch verglichen mit frii-
heren Untersuchungen — niedrig. Die Monopolkommission nimmt daher an, dass derzeit
keine Marktbeherrschung der groen Energieversorger vorliegt; sie regt aber an, die
Entwicklung auf diesem Markt durch die Berechnung von Konzentrationsmallen weiter
zu beobachten.

Marktiiberwachung

12.* Die Besonderheiten des EnergiegroBhandelsmarktes (vor allem die fehlende Spei-
cherbarkeit von Strom, die geringe Preiselastizitit der Nachfrage und hohe Schwankun-
gen bei der Produktion erneuerbarer Energien) unterscheiden diesen Markt von vielen
anderen. Dies hat zur Herausbildung besonderer Regeln und Institutionen gefiihrt, wel-
che die Marktintegritit und -transparenz auch durch eine laufende Marktiiberwachung
fordern sollen. So wurden auf deutscher und europdischer Ebene zwei Energiemarkt-
iiberwachungssysteme geschaffen: ACER und eine deutsche Markttransparenzstelle
(MTS). ACER soll zum einen die Regulierungsliicke auf Gemeinschaftsebene schlieBen
und zum anderen die Zusammenarbeit der nationalen Regulierungsbehdrden verstéarken.
Die deutsche MTS soll einerseits die nationale Umsetzung der REMIT-Vorgaben {iber-
nehmen, andererseits ist in den Planungen der Bundesnetzagentur und des Bundeskar-
tellamtes vorgesehen, dass die in der MTS gesammelten Daten auch fiir kartell- und re-
gulierungsrelevante Untersuchungen der beiden Institutionen nutzbar gemacht und wei-
terfithrende Informationen iiber den deutschen Energiemarkt erhoben werden sollen.
Beide Institutionen betreten hinsichtlich der konkreten Aufgaben sowie der Datenerfas-
sung und -analyse Neuland.

13.* Mit Blick auf die Aufgabenwahrnehmung der MTS befiirchtet die Monopolkom-
mission eine mdgliche Verengung auf regulierungs- und kartellrechtliche Fragestellun-
gen. Dabei liegt der Mehrwert einer deutschen MTS vor allem darin, Kooperations- und
Lerneftekte der Energiemarktaufsichtsbehorden bei der Datenerfassung und -analyse zu
generieren. Vor diesem Hintergrund wire aus Sicht der Monopolkommission auch eine
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heterogenere Zusammensetzung des Personals der Dynamik der MTS zutrédglicher. Eine
iiberdies explizite Einbeziehung externer Experten diirfte hilfreich sein. Als Grundvor-
aussetzung fiir eine Weiterentwicklung der Analysemethoden und der Algorithmen zur
Identifizierung illegitimer Handelspraktiken durch die Wissenschaft erachtet die Mono-
polkommission die Verdffentlichung von im Zeitablauf nicht mehr vertraulichkeitsbe-
diirftigen oder sensitiven Daten fiir dringend erforderlich.

Energiewende — Ineffizienzen des EEG

14.* Im Rahmen der Energiewende wird eine Vielzahl von Zielen auf unterschiedlichen
politischen Ebenen formuliert. Neben der Intransparenz iiber die mit der Energiewende
vorrangig anvisierten Ziele kommt es zwischen den Zielen zu Widerspriichen und Kon-

flikten.

15.* Die Betreiber der Stromversorgungsnetze sind gemill EEG verpflichtet, den EEG-
Strom vorrangig aus dem Elektrizitdtsnetz aufzunehmen und den Anlagenbetreibern die
im EEG festgeschriebenen (und oftmals um ein Vielfaches iiber dem Borsenpreis lie-
genden) Vergiitungen zu zahlen. Die Gesamtsumme der EEG-Einspeisevergiitungen hat
sich von unter 1 Mrd. Euro im Jahr 2000 auf inzwischen tiber 20 Mrd. Euro im Jahr
2013 erhoht; die EEG-Umlage ist von 0,2 Cent im Jahr 2000 auf 5,27 Cent im Jahr
2013 gestiegen. Dabei zeigen sich keine deutlichen Anzeichen, dass sich die Erhohung
der EEG-Umlage durch den Merit-Order-Effekt bzw. durch eine Absenkung des Bor-
senpreises erkldren lieBe. Der Merit-Order-Effekt bezeichnet eine logische Folge der
Beriicksichtigung erneuerbarer Energien im einfachen Modell der Preisbildung am
Energiemarkt. Durch den verringerten Bedarf an konventionellen Kraftwerken konnte
der verbleibende Residualbedarf mit giinstigeren Kraftwerken gedeckt werden. Aller-
dings zeigt sich die Monopolkommission skeptisch, ob die Auswirkungen der erneuer-
baren Energien auf dem Markt fiir konventionelle Energie auch langfristig zu einer si-
gnifikanten Preissenkung fiihren konnten, also ob der Merit-Order-Effekt vor allem in
der langen Frist zu einer Kostenentlastung beitragt.

16.* Die wesentlichen Probleme und Ineffizienzen des EEG-Fordersystems liegen ins-
besondere in der fehlenden Zielgenauigkeit hinsichtlich des gesamten Forderumfangs
und EE-Anlagenzubaus, der massiven Uberférderung und der allokativen Ineffizienzen
aufgrund der fehlenden Technologieneutralitit. Hinzu kommen weitere Probleme wie
das Entstehen negativer Borsenpreise, die einen zusitzlichen Kostenfaktor fiir die Ver-
braucher darstellen, oder der Anreiz fiir EE-Anlagenbetreiber zum vermehrten Stromei-
genverbrauch. Durch Letzteren werden die Kosten auf immer weniger Verbraucher auf-
geteilt. SchlieBlich nimmt auch die Komplexitdt des Fordersystems immer weiter zu,
wodurch hohe Regulierungskosten und Unsicherheiten fiir die Marktakteure entstehen
und die Treffsicherheit der MaBBnahmen erschwert wird.

Quotenmodell als Alternative

17.* Die fehlende Ausrichtung des EEG an klaren Zielen und 6konomischen Prinzipien
ist kritisch zu hinterfragen. So ldsst sich das ambitionierte Ziel von 80 % erneuerbarer
Energien an der Stromversorgung dabei am verlésslichsten und effizientesten mithilfe
eines Quotenmodells erreichen.

18.* Die Monopolkommission pléddiert daher fiir die Einfithrung eines Quotenmodells
nach schwedischem Vorbild. Schweden besitzt seit mittlerweile zehn Jahren ein erfolg-

13



reiches Quotenmodell zur Forderung erneuerbarer Energien. Bei der Implementierung
eines vergleichbaren Fordersystems in Deutschland ist der hiesigen Situation Rechnung
zu tragen. Grundsitzliches Ziel des Quotenmodells ist eine Steigerung der Produktion
erneuerbarer Energien bei gleichzeitiger Kosteneffizienz. Auf diese Weise lésst sich
auch die Zubaumenge erneuerbarer Energien steuern und antizipieren.

19.* Im Unterschied zur EEG-Einspeisevergiitung wird in einem Quotenmodell nicht
der Einspeisepreis fiir die Erneuerbaren ex ante festgelegt, sondern die Menge erneuer-
barer Energien (Quote). Um die Herkunft von Elektrizitét aus erneuerbaren Energie-
quellen im Handel ,,sichtbar® zu machen, miissen durch den Gesetzgeber handelbare
Zertifikate implementiert werden. So erhilt ein Anlagenbetreiber neben dem Preis fiir
den erzeugten Strom zusétzlich eine Vergiitung aus dem Verkauf der Zertifikate.

20.* Auf der Anbieterseite erhalten EE-Anlagen Zertifikate fiir aus erneuerbaren Ener-
gien produzierte Strommengen. Das Zertifikat kann separat verkauft werden. Auf der
Nachfrageseite sollte eine Zertifikate-Nachweispflicht bestehen, d.h. eine Verpflichtung
zum Kauf einer bestimmten Menge an Zertifikaten (Quotenverpflichtung), vor allem fiir
Stromhéandler sowie Letztverbraucher bzw. Unternehmen in dem Ausmal, in dem sie
Strom verbraucht haben, den sie selbst produziert, importiert oder an der deutschen
Stromborse gekauft haben. Diese Akteure sollten gesetzlich dazu verpflichtet werden,
eine im Jahresdurchschnitt zu erfiillende Quote an Strom aus erneuerbaren Energien
vorzuweisen. Auf diese Weise wiirde kiinstlich eine Nachfrage nach EE-Strom erzeugt.

21.* Die Monopolkommission spricht sich fiir eine technologieneutrale Ausgestaltung
der Forderung erneuerbarer Energien aus und schlégt vor, darauf hinzuwirken, nationale
Quotensysteme nach und nach zu koppeln und damit einen gemeinsamen Markt fiir
Griinstromzertifikate zu schaffen.

Weiterentwicklung des EEG

22.* Sofern politische Griinde dafiir sprechen sollten, zumindest vorerst den Ansatz der
bestehenden EEG-Forderung beizubehalten, konnte mithilfe von Reformanstrengungen
eine zumindest marktndhere und wettbewerblichere Ausgestaltung erreicht werden.
Eine sinnvolle Weiterentwicklung des EEG stellt nach Meinung der Monopolkommis-
sion die Aufthebung des Doppelvermarktungsverbotes bei gleichzeitiger Anreizsetzung
fiir EE-Neubauten dar. Hintergrund des geltenden Doppelvermarktungsverbotes ist im
Grundsatz, eine Doppelforderung (Einspeisetarif bzw. Marktpramie + Zertifikatepreis)
erneuerbarer Energien zu vermeiden. In der jetzigen Ausgestaltung stellen Griinstrom-
zertifikate lediglich ein Bilanzierungsinstrument fiir vorhandene Erzeugungskapazititen
dar und leisten nur einen geringen Beitrag zur Energiewende. Nach Meinung der Mono-
polkommission sollten allerdings die vorhandenen Potenziale von Herkunftsnachweisen
dazu genutzt werden, die Kosten der EEG-Umlage zu reduzieren und neue Investitions-
anreize fiir EE-Anlagenbetreiber zu schaffen. Zu diesem Zweck erscheint es sinnvoll,
dass ein Teil, z.B. die Hélfte der Erlose aus Herkunftszertifikaten, jéhrlich an die EE-
Anlagenbetreiber zuriickflieBt. So konnte mit der einen Hélfte der Zertifikateerlose die
EEG-Umlage gesenkt werden und durch den Riickfluss der anderen Hélfte der Zertifi-
kateerlose an die Anlagenbetreiber konnten zu einem Teil EE-Neubauten angereizt wer-
den.
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23.* Eine Weiterentwicklungsmoglichkeit der bestehenden EEG-Preissteuerung besteht
auch darin, einen einheitlichen Fordersatz fiir alle EE-Technologien festzulegen und
nicht mehr nach einzelnen Energietrdgern zu differenzieren. Zwar hat eine Technologie-
differenzierung bei den Fordersdtzen den Effekt, dass hohe Renditen bei kostengiinsti-
gen Technologien vermieden werden. Andererseits bleiben aber mogliche kostenglinsti-
ge EE-Potenziale ungenutzt, wenn Investoren vornehmlich in Technologien investieren,
die aufgrund hoher Fordersitze hohe Renditen versprechen (z.B. Photovoltaik), und da-
mit ein ineffizienter Technologiemix entsteht. Eine technologieneutrale Férderung wiir-
de fiir Wettbewerb innerhalb der Erneuerbaren sorgen.

24.* Eine weitere Reformoption ist die Weiterentwicklung der Marktpriamie. So kdnnte
die Zahlung der Vergiitung bei negativen Borsenpreisen ausgesetzt werden und die
Nachfrager wiirden entlastet. Uberdies konnte auf diese Weise fiir die EE-Anlagenbe-
treiber ein Anreiz fiir eine besser an die Nachfrage orientierte Produktion gesetzt wer-
den. Ein deutlich weiterfiihrendes Konzept mit Blick auf eine Reform des Marktprémi-
enmodells liegt darin, das Modell verpflichtend fiir alle Neuanlagen vorzusehen. Damit
konnte die Marktintegration der erneuerbaren Energien beschleunigt werden, da dann
fiir EE-Anlagenbetreiber Anreize bestiinden, den Markt zu beobachten und hinsichtlich
ithrer Einspeise- und Investitionsentscheidungen entsprechend zu beriicksichtigen. Fiir
eine Ubergangszeit konnte fiir kleinere Anlagen unter 100 kW die Méglichkeit vorgese-
hen werden, gegen ein Entgelt die Ubertragungsnetzbetreiber mit der Vermarktung —
wie bislang tiblich — zu beauftragen.

Das Modell enthielte in dieser neuen Ausgestaltung aufgrund einer Technologieneutrali-
tat und der verpflichtenden Marktteilnahme mehr wettbewerbliche Elemente als die be-
stehende Marktpramie. Da bei einer zu hohen Festlegung des Fixpreises die Gefahr ei-
nes ungebremsten Zubaubooms besteht, wie er in Deutschland im Bereich der Photovol-
taik zu beobachten ist, schldgt die Monopolkommission zu dessen Vermeidung eine jah-
resbasierte Begrenzung der Registrierung von Neuanlagen vor.

25.*% Die vormals von der Politik angedachte und derzeit nicht weiterverfolgte Strom-
preisbremse stellt aus Sicht der Monopolkommission einen punktuellen Eingriff dar, der
die strukturellen Schwéchen der EEG-Forderung nicht 16st und lediglich eine Kosten-
bzw. Lastenumverteilung von den Verbrauchern zu den Anlagenbetreibern und den In-
dustriekunden darstellt.

Netzungleichgewichte — Netzausbau und -alternativen

26.* Im Falle von Netzungleichgewichten befinden sich die vorhandenen Kapazitdten
im Ungleichgewicht zu den Verbrauchsstandorten. Als Griinde sind hierfiir vor allem
die grundlegenden Verdnderungen bei der Erzeugerstruktur im Zuge der Energiewende
maflgeblich. Auch der anvisierte gemeinsame europdische Strombinnenmarkt (Marktin-
tegration) trigt zu einer Verstiarkung der Netzungleichgewichte bei.

27.* Eine Moglichkeit, die Netzungleichgewichte zu reduzieren oder ganz zu beseitigen,
ist der Ausbau der Netze. Dieser ist grundsitzlich auf allen Netzebenen notwendig; bis-
lang liegt die Prioritit der NetzausbaumaBnahmen allerdings auf der Ubertragungsnet-
zebene. Unter anderem aufgrund von Verzdgerungen beim Netzausbau hat die Bundes-
regierung im Jahr 2011 neue Instrumente zur Netzplanung und Genehmigung beschlos-
sen; Kernelemente waren das novellierte Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) und das
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Netzausbaubeschleunigungsgesetz (NABEG), wodurch der Bundesnetzagentur umfang-
reiche Aufgaben im Rahmen des Ausbaus der deutschen Hochstspannungsnetze iiber-
tragen wurden. So genehmigt die Bundesnetzagentur den Szenariorahmen, priift und be-
statigt den Netzentwicklungsplan (NEP), bewertet die Umweltauswirkungen der Vorha-
ben, erstellt einen Umweltbericht und wird im Rahmen der Bundesfachplanung raum-
planerisch titig. Die Monopolkommission wiirdigt die Aufgabenbewiltigung der Uber-
tragungsnetzbetreiber und der Bundesnetzagentur. Um mehr Zeit fiir die Erstellung des
NEP zu gewinnen, spricht sich die Monopolkommission dafiir aus, die NEP-Erstellung
von einem Ein- auf einen Zwei-Jahres-Rhythmus zu verldngern.

28.* Neben dem Netzausbau wird zum Abbau der Netzungleichgewichte das Redispat-
ching eingesetzt. Die Summe der Kosten zur Verringerung von Netzungleichgewichten
tragen bislang einseitig die Verbraucher. Vor dem Hintergrund des weiteren Ausbaus der
EE-Anlagen ist es nach Ansicht der Monopolkommission wichtig, zeitnah eine effizien-
te Auswahl an Netzausbaualternativen vorzunehmen. Wenn seitens der Ubertragungs-
netzbetreiber bei der Erstellung der Netzentwicklungsplédne von der Annahme ausge-
gangen werden muss, dass die gesamte erzeugte elektrische Energie auch im Netz abge-
nommen und transportiert werden muss, dann ist zu befiirchten, dass der Netzausbau
iiberdimensioniert sein wird und die Kosten den Nutzen des Leitungsneubaus letztlich
deutlich iibersteigen. Nach Meinung der Monopolkommission sollten daher Moglich-
keiten des Abregelns — auch auBBerhalb von Netzungleichgewichten — gegeben sein.

29.* Ein Instrument, welches Kraftwerksbetreiber an den Netzkosten beteiligt und hier-
durch Anreize setzt, Kraftwerksinvestitionen auch am vorhandenen Stromnetz auszu-
richten, ist die G-Komponente. Die G-Komponente ist ein sinnvolles und leicht inte-
grierbares Instrument, um den Netzausbaubedarf zu reduzieren. Die Monopolkommis-
sion empfiehlt — gerade vor dem Hintergrund bislang begrenzter technischer Alternati-
ven wie z.B. Power-to-Gas — die Einfiihrung einer G-Komponente.

Versorgungssicherheit und Kapazitdtsmdrkte

30.* Im Hinblick auf die Einbindung erneuerbarer Energien in ein System funktionsféhi-
ger Strommérkte miissen Mechanismen geschaffen werden, die ein wettbewerbliches
Marktdesign mit einer Sicherstellung der Versorgungssicherheit in Einklang bringen.
Vor diesem Hintergrund lassen sich verschiedene Gefahren ausmachen, durch die die
Versorgungssicherheit gestort sein konnte; dabei handelt es sich insbesondere um kurz-
fristige Ungleichgewichte zwischen Stromeinspeisung und Verbrauch, Netzungleichge-
wichte mit regionaler Unterversorgung sowie um eine langfristig insgesamt nicht ausrei-
chende Versorgungskapazitit. Den regelmaBigen, sehr kurzfristig auftretenden Geféhr-
dungslagen kann mittels Regelenergie bereits heute wirksam begegnet werden. Demge-
geniiber sind bei einer Gefdhrdung der Versorgung bei Netzungleichgewichten keine
ausreichend wirksamen Mechanismen vorhanden, sodass es in der jiingeren Vergangen-
heit mehrmals zu Engpasssituationen kam. Deshalb hat die Bundesregierung mit der im
Rahmen der Reservekraftwerksverordnung geschaffenen Netzreserve ein neues Instru-
ment vorgesehen, um diesem Effekt entgegenzuwirken.

Davon abzugrenzen sind Probleme bei der Versorgungssicherheit, die sich auf eine hy-
pothetische Unterversorgung Deutschlands mit elektrischer Energie beziehen. Die Mog-
lichkeit einer solchen Unterversorgung wird vor dem Hintergrund der hypothetischen
Wirkungen des bestehenden EnergiegroBhandelsmarktes diskutiert. Fraglich ist, ob die-
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ser ausreichend finanzielle Anreize fiir den Betrieb notwendiger Kraftwerkskapazititen
setzt. Die Monopolkommission sieht jedoch bisher nur schwache Hinweise fiir ein sol-
ches langfristiges Problem vorliegen.

31.* Unter dem Schlagwort der Kapazititsmechanismen werden Mdglichkeiten disku-
tiert, eine Absicherung gegen die Gefahr einer langfristigen Unterversorgung einzurich-
ten. Vor allem zwei Grundformen von Kapazititsmechanismen werden derzeit von ver-
schiedener Seite vorgeschlagen. Zum einen wird erwogen, den Ansatz des bestehenden
Energy-only-Marktes weiterzuverfolgen und — sofern dieser langfristig nicht die erfor-
derlichen Kapazitdten garantieren sollte — zu dessen Absicherung eine zuséatzliche stra-
tegische Reserve einzurichten. Diese strategische Reserve stellt eine neu zu schaffende
Reservekraftwerksleistung dar, die fiir bestimmte Zeitpunkte kritischer Kapazitétspro-
bleme vorgehalten wird. Sie ist am ehesten mit den bestehenden Systemdienstleistungen
der Netzbetreiber vergleichbar (z.B. dem Einsatz von Regelenergie), durch welche die
Netzstabilitidt gewdhrleistet wird. Konzeptionell fiihrt die strategische Reserve zu einer
Absicherung des Energy-only-Marktes, ohne diesen in seiner bestehenden Form grund-
satzlich zu verdndern. Sie stellt eine vergleichsweise schlanke und marktkonforme Lo-
sung moglicher Kapazititsprobleme dar, bringt jedoch auch allokative Nachteile mit
sich.

Zu anderen wird eine komplette Abkehr vom bestehenden System des Energy-only-
Marktes diskutiert. Vorschlédge, die zu diesem Zweck eine Einfiihrung expliziter Kapazi-
taitsmarkte betreffen, sehen vor, die Finanzierung von Kraftwerken zur Stromerzeugung
zukiinftig auf zwei Sdulen zu verlagern: zum einen auf den weiterhin bestehenden
GroBhandelsmarkt fiir Strom und zum anderen auf einen bestimmten, neu zu schaffen-
den Markt fiir Kraftwerkskapazitit — den Kapazitdtsmarkt —, der dafiir sorgen soll, dass
eine bestimmte ausreichende Kapazitit dem Markt stets zur Verfligung steht. In der vor-
herrschenden Diskussion befinden sich derzeit drei grundlegende Ansétze aus der Poli-
tikberatung, die bereits konkrete Vorstellungen zu einem entsprechenden Marktmecha-
nismus enthalten: das Konzept der ,,Kapazititssicherungsvertriage®, der Ansatz der ,,fo-
kussierten Kapazitdtsmérkte* und das Modell ,,dezentraler Kapazititsméarkte®. Alle Mo-
delle versprechen eine langfristige Losung des Kapazititsproblems auf Basis marktna-
her Mechanismen. Sollten sich die Hinweise auf langfristige Probleme mit dem Energy-
Only-Markt verdichten, bieten sie eine Reihe von Vorteilen. Indes liegt ein wesentlicher
Nachteil der Kapazitdtsmarktmodelle darin, dass sie kaum reversibel sind. Die Erfah-
rungen in auslédndischen Mirkten mit Kapazitdtsmérkten deuten zudem darauf hin, dass
eine stindige Nachsteuerung notwendig ist, was eine Handelsunsicherheit bei den
Marktakteuren zur Folge hat. Auch die Einbindung nationaler Kapazitdtsmirkte in den
europdischen Binnenmarkt kann mit Problemen verbunden sein. Im ungiinstigsten Fall
konnte eine asymmetrische Umsetzung nationaler Kapazititsmérkte im Binnenmarkt zu
zusédtzlichen Kosten und Handelsbeschrankungen fiihren.

32.* Die Monopolkommission schlidgt vor, das Vertrauen in den wettbewerblichen und
bereits hoch entwickelten Energy-only-Markt nicht vorschnell aufzugeben. Sie regt viel-
mehr an, diesen Markt weiterhin laufend zu beobachten, um Anhaltspunkte dafiir zu
sammeln, wie sich der Kapazititsbedarf und die Kapazitétsfrage zukiinftig weiterentwi-
ckeln. Da voraussichtlich ein ldngerfristiger Zeitrahmen fiir die Beobachtung der Mérk-
te und zur Bewertung der zu erwartenden Effekte erforderlich ist, sollte der Energy-
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only-Markt daher kurzfristig um eine strategische Reserve aus Bestands- und Neubau-
kraftwerken ergénzt werden, die zundchst nur mit einem vergleichsweise geringen Um-
fang ausgestattet werden miisste.

Komplexitdt der Regulierung

33.* Seit Beginn der Liberalisierung ist in Deutschland ein mittlerweile komplexes Re-
gulierungsregime entstanden. Zur Reduktion bereits vorhandener Regulierungen kom-
men eine Vielzahl von Losungsmoglichkeiten infrage, z.B. die Einfithrung einer “One-
in-two-out”-Regel, wonach fiir jede neue Regulierungsvorschrift moglichst zwei obso-
lete Vorschriften abgeschafft oder vereinfacht werden sollten. Sinnvoll erscheint der
Monopolkommission zukiinftig eine Ex-post-Evaluierung der Regulierungsdichte unter
Einbeziehung aller Beteiligten. Eine Ex-post-Evaluierung hat den Vorzug, dass neben
einem detaillierten Einblick in das Regulierungsregime iiberdies eine Gesamtschau auf
das Regulierungsregime ermoglicht wird und so Reformschritte sinnvoll gelingen kon-
nen. In Verbindung mit der vorgeschlagenen Ex-post-Evaluation der Ausgewogenheit
von Regulierungsaufwand und -nutzen konnte auch eine Uberpriifung des Erfolgs be-
stimmter Regulierungsinstrumente, insbesondere im Bereich der Anreizregulierung, er-
folgen.

Entgeltregulierung

34.* Mit der Energiewende hat der Aus- und Umbaubedarf der Netze erheblich zuge-
nommen, da die dezentrale Energieerzeugung aus erneuerbaren Energien neue Anforde-
rungen an die Netzkonfiguration mit sich bringt. Wie eine neuere Analyse der Deut-
schen Energie-Agentur (dena) zeigt, schlégt sich der mit der Energiewende verbundene
Aus- und Umbaubedarf neben den Ubertragungsnetzen fiir Strom und den Gasfernlei-
tungsnetzen auch auf der Verteilnetzebene nieder. Netzinvestitionen miissen von den
Betreibern von Energieversorgungsnetzen in Deutschland durch die Netzentgelte finan-
ziert werden. Verteilnetzbetreiber sind in der Regel darauf angewiesen, einen Netzaus-
bau wihrend der Regulierungsperiode durch den Erweiterungsfaktor geméfl § 10
ARegV vergiitet zu bekommen. Dabei handelt es sich um einen Bestandteil der Anreiz-
regulierungsformel, durch den sich die Erlosobergrenze wihrend der Laufzeit in Abhéin-
gigkeit zu verschiedenen Parametern verdndern kann. Die Parameter (unter anderem die
Zahl der Einspeisepunkte) sollen die notwendigen Erweiterungsinvestitionen abbilden
und stellen somit eine Art Heuristik dar, durch die der Investitionsbedarf wiahrend der
Anreizregulierungsperiode in die Erldsobergrenze einflieBen soll. Wie die Monopol-
kommission bereits in threm letzten Sondergutachten zum Energiesektor erldutert hat,
ist die Finanzierung von Erweiterungsinvestitionen ein zentrales Problem der Anreizre-
gulierung. Der Vorschlag, die Anreizregulierung dadurch effizienter zu gestalten, dass
Neuinvestitionen in ldngerfristige Anlagegiiter aus der Anreizregulierung herausgenom-
men und lediglich einer Ex-post-Effizienzpriifung unterzogen werden, erscheint vielver-
sprechend, bedarf jedoch einer weitergehenden Uberpriifung im Hinblick auf die mogli-
che Ausgestaltung und denkbare Folgewirkungen. Die Monopolkommission fordert da-
her die Bundesregierung und die Bundesnetzagentur auf, eine entsprechende Priifung
der Anreizregulierung einzuleiten.

35.* Dariiber hinaus sind weitere mdgliche Probleme im Bereich der Entgeltregulierung
zu priifen. Ein solches betriftt die Entgeltstruktur im Gassektor, bei der Ein- und Aus-
speisenetzbetreiber eines Marktgebietes flir den Gastransport vergiitet werden. Aus
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Sicht der Monopolkommission handelt es sich bei dem heutigen Modell eines aus meh-
reren Netzbetreibern bestehenden Marktgebietes um ein System, in dem von jedem ein-
zelnen Netzbetreiber stets Wirkungen auf die anderen Netzbetreiber ausgehen. Wahrend
nur an den Ein- und Ausspeisepunkten des Netzes Entgelte erhoben werden, entstehen
externe Effekte, da alle Fernleitungsnetzbetreiber auch auf die Giiter ,,Weiterleitung*
und ,,Speicherung® von Gas der jeweils anderen Netzbetreiber eines Marktgebietes zu-
greifen konnen, ohne dass die Zugriffe separat vergiitet werden. Ob es unter dem beste-
henden System jedoch tatsdchlich zu Ineffizienzen kommt, ldsst sich ohne eine einge-
hende Priifung derzeit nicht feststellen. Daher sollte die Bundesnetzagentur die entspre-
chenden Effekte beobachten.

36.* Ein weiteres Problem wird unter dem Begriff Netzparitét (,,grid parity*) diskutiert.
Dieser Begriff beschreibt eine Situation, in der selbst erzeugter (Solar-)Strom nicht
mehr kostet als der iiber das Netz bezogene Fremdstrom. Wihrend im Preis fiir Netz-
strom unter anderem Netznutzungsentgelte, Strom- und Mehrwertsteuer, Konzessions-
abgaben, EEG- und KWK-Umlage enthalten sind, fallen diese Kosten beim Eigenver-
brauch von selbst erzeugtem Strom nicht an. Der Anreiz, Solarstrom fiir den Eigenver-
brauch zu produzieren, wird aktuell dadurch verstérkt, dass die Vergiitungssitze fiir die
Einspeisung von Solarstrom sinken und gleichzeitig die Strompreise fiir Haushaltskun-
den auf den Endkundenmérkten steigen. Zwar werden durch den erhohten Eigenver-
brauch das Stromnetz und die EEG-Umlage in gewissem Umfang entlastet, allerdings
muss grundsdtzlich auch fiir Besitzer von Photovoltaikanlagen die Netzinfrastruktur
vorgehalten werden. Problematisch erscheint dabei, dass deren Verbrauch an Netzstrom
—und damit vor allem der zu leistende Kostenanteil an der Netzinfrastruktur — kontinu-
ierlich sinkt. Die Monopolkommission schligt zur Losung dieses Problems vor, zukiinf-
tig die Leistungsbereitstellung der Netzinfrastruktur stérker als bislang — in Form einer
fixen Gebiihr — in den Netzentgelten zu beriicksichtigen.

Regulierung der Gasmdrkte

37.* Die Monopolkommission begriifit ausdriicklich sowohl die Einfiihrung von PRIS-
MA, einer seit dem 1. April 2013 von einem Konsortium von Fernleitungsnetzbetrei-
bern betriebenen Handelsplattform fiir Kapazititsrechte fiir den pan-européischen Gas-
transport, als auch von PEGAS, einer seit dem 29. Mai 2013 von den beiden Borsen
EEX und Powernext betriebenen Handelsplattform fiir Gasprodukte. Beide Marktplatt-
formen diirften nach Ansicht der Monopolkommission einer Marktintegration européi-
scher Gasmirkte forderlich sein. Des Weiteren erachtet die Monopolkommission die
Ausarbeitungen zu den Empfehlungen zum Engpassmanagement und zu den Netzkodi-
zes als auflerordentlich positiv, da diese zur Verstetigung der Marktintegration europii-
scher Gasmarkte in institutioneller Hinsicht entscheidend beitragen konnen. Erstens
werden einheitlich geltende Regulierungsvorschriften fiir die Marktakteure auf den Gas-
maérkten geschaffen, welche den Aufbau der fiir eine erfolgreiche und sinnvolle Versteti-
gung der Marktintegration notwendigen institutionellen Rahmenbedingungen substanzi-
ell unterstiitzen konnen. Zweitens werden gegenwartig zentrale Marktprobleme erfasst
und Losungsvorschldge unter Mitwirkung aller entscheidenden Marktakteure erarbeitet.
Drittens kann durch die Mallnahmen der Wettbewerb in den Gasmérkten nachhaltig ge-
fordert und es konnen schlussendlich wohlfahrtsféordernde Impulse induziert werden.
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Konzessionen

38.* Die Monopolkommission hat sich im vorliegenden Sondergutachten mit zwei Pro-
blembereichen im Zusammenhang mit der Vergabe energierechtlicher Konzessionen
und der Hohe der Konzessionsabgabe befasst und Empfehlungen zur Verbesserung des
Rechtsrahmens ausgesprochen. Voraussetzung fiir den Betrieb von Strom- und Gasnet-
zen zur Versorgung der Allgemeinheit ist eine Konzession (Wegenutzungsrecht) der je-
weiligen Gemeinde, ihre offentlichen Verkehrswege fiir die Verlegung und den Betrieb
von Leitungen zu nutzen. Diese Konzession muss die Gemeinde gemdll § 46 EnWG
diskriminierungsfrei zur Verfiigung stellen; sie darf auch kommunale Eigenbetriebe und
Eigengesellschaften nicht ohne sachlichen Grund bevorzugen. Auf diese Weise soll ein
fairer Wettbewerb um die Netze sichergestellt werden. Als Gegenleistung fiir die Uber-
tragung des Wegenutzungsrechts erhélt die Gemeinde gemal3 § 48 EnWG eine Konzes-
sionsabgabe, die in der Konzessionsabgabenverordnung néher definiert ist.

39.* Die Monopolkommission bekréftigt ihre Empfehlung an den Gesetzgeber, die Auf-
nahme energierechtlicher Konzessionen in den Anwendungsbereich des formlichen Ver-
gabeverfahrens gemil §§ 97 ff. GWB zu priifen. Hierbei ist — entsprechend der Rege-
lung in § 46 Abs. 4 EnWG — zu gewihrleisten, dass das formliche Vergabeverfahren um
Netzkonzessionen auch auf kommunale Eigenbetriebe und Eigengesellschaften an-
wendbar ist. Bei der Auswahlentscheidung sollte als wesentliches Auswahlkriterium der
angebotene Abschlag vom Netznutzungsentgelt herangezogen werden. Ein solches Kri-
terium verfiigt iiber mehrere Vorteile: Es ist einerseits leicht feststellbar und vergleich-
bar, was den Gemeinden die Auswahlentscheidung erleichtert, und es vermag anderer-
seits, die in § 1 EnWG genannten Ziele einer preisgiinstigen und verbraucherfreundli-
chen Versorgung, der Effizienz und Netzsicherheit, denen die Gemeinde bei der Wahl
des Netzbetreibers verpflichtet ist, flir die praktische Anwendung zu konkretisieren. Im
Gegenzug konnten die jeweiligen Konzessionsabgaben als Festbetrdge in der Konzessi-
onsabgabenverordnung geregelt werden.

40.* Bei der Versorgung mit Gas sollte eine Tariffiktion entsprechend dem fiir Strom-
kunden geltenden § 2 Abs. 7 KAV eingefiihrt werden. Hiernach gelten Stromlieferungen
an Abnehmer bis zu den dort genannten Leistungs- und Verbrauchsgrenzen stets als Lie-
ferungen an Tarifkunden; die niedrigere Konzessionsabgabe fiir Sonderkunden kann
nicht greifen. Somit werden alle Endverbraucher, die starker vom Stromverteilnetz pro-
fitieren, gleich behandelt und miissen eine hohere Konzessionsabgabe zahlen als jene,
die das Verteilnetz in geringerem Mal3e beanspruchen. Nach Auffassung der Monopol-
kommission gibt es keine iiberzeugenden Griinde, von diesem Okonomischen Prinzip
im Bereich der leitungsgebundenen Gasversorgung abzuweichen.

Endkundenmdrkte

41.* Die Endkundenmairkte fiir Strom und Gas sind weiterhin dynamisch. Die Mdglich-
keiten fiir Elektrizitits- und Gaskunden, aus einer Reihe von Anbietern wihlen zu kon-
nen, haben sich im Jahr 2011 weiter verbessert. In beiden Sektoren ist der Anteil der
Abgabemenge, die zu den Konditionen der Grundversorgung geliefert wurde, weiter
riickldufig, wobei Haushaltskunden noch immer in deutlich groBerer Anzahl einen
Grundversorgungstarif bei dem Grundversorger haben als Industrie- und Gewerbekun-
den.
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42.* Ein ldnderiibergreifender Strompreisvergleich bei Haushaltskunden innerhalb der
Europdischen Union fiir das Jahr 2011 zeigt, dass der Strompreis in Deutschland ca.
39 % tiber dem europdischen Durchschnitt liegt. Demgegeniiber zeigt ein Vergleich der
Gaspreise in der Europdischen Union fiir das Jahr 2011, dass sich Deutschland im Be-
reich der Haushaltskunden etwa im gesamteuropdischen Durchschnitt bewegt.

43.*% Bei der deskriptiven Analyse des Gasendkundenmarktes durch die Monopolkom-
mission zeigt sich, dass die Anbieter auf dem Gasendkundenmarkt gréBBtenteils lediglich
lokal aktiv sind. Die Grundversorgung wird von kommunalen Akteuren dominiert. So
ist die Mehrzahl der Grundversorgungsunternehmen in kommunaler Hand; in etwa ei-
nem Drittel aller untersuchten Postleitzahlengebiete wird der Grundversorger mehrheit-
lich von einem der groBen Energieversorgungsunternehmen kontrolliert. Des Weiteren
wird ersichtlich, dass die groen Energieversorgungsunternechmen unter Beriicksichti-
gung ihrer Sperr- bzw. Minderheitsbeteiligungen in knapp der Hailfte aller Gebiete als
Grundversorgungsunternehmen aktiv sind.

44.* Die Preisanalyse bestdtigt, dass der Grundversorgungstarif vergleichsweise teuer ist
und sich fiir einen giinstigeren Gasbezug am ehesten ein Anbieterwechsel oder zumin-
dest — wenn auch nicht mit dhnlich groem Einsparpotenzial — ein Tarifwechsel zu ei-
nem Sondervertrag beim Grundversorger lohnen kann. Das Einsparpotenzial von tiber
20 % bei einem Wechsel des Grundversorgungsbasistarifs in einen Sondervertrag sollte
bei der Abgrenzung des Gasendkundenmarktes als ein Indiz fiir zwei sachlich getrennte
Mairkte berticksichtigt werden.

45.* Grundversorgungsvertrige sind im Durchschnitt bei kommunalen Anbietern am
giinstigsten. Die nach Haushalten gewichteten Durchschnittspreise fiir Grundversor-
gungsvertrdge privater Anbieter (ohne die drei groBen Energieversorgungsunternehmen)
liegen indes um etwa 12 % tiber denen kommunaler Anbieter. Dabei bietet das jeweilige
Grundversorgungsunternehmen in lediglich knapp 1 % aller Postleitzahlengebiete einen
Tarif an, der in die Gruppe der giinstigsten Tarife fillt.

46.* Die zunehmende Komplexitit des Energiemarktes hat dazu beigetragen, dass es
eine groe Anzahl an offenen Fragen und Streitigkeiten zwischen EE-Anlagenbetrei-
bern und Netzbetreibern einerseits und Verbrauchern und Energieversorgern anderer-
seits gibt. Fiir eine auBergerichtliche Losung von Problemen dieser Art wurden zwei
Schlichtungsstellen eingerichtet: die Clearingstelle EEG und die Schlichtungsstelle fiir
Energie.

Die Mehrheit der Anfragen bei der Clearingstelle EEG bezieht sich mit fast 70 % auf
die solare Strahlungsenergie. Bei der Schlichtungsstelle fielen 2012 rund 57 % der
Schlichtungsantrage auf nur zwei Unternehmen. Die Versorger dieser Schlichtungsver-
fahren werden aus Datenschutzgriinden von der Schlichtungsstelle nicht verdffentlicht.
Die Schlichtungsstelle tauscht sich mit der Bundesnetzagentur iiber anhéngige Miss-
brauchs- und Schlichtungsverfahren aus. Die Gespréche dariiber, inwieweit die Bundes-
netzagentur kiinftig auch bestimmte Ergebnisse hieraus verdffentlicht, sind noch nicht
abgeschlossen. Eine solche Transparenz ist aus Sicht der Monopolkommission indes zu
begriien, da sich hieraus Informationsasymmetrien zulasten aller Verbraucher wirksam
reduzieren lieBen und auch das Vertrauen der Verbraucher in die Funktionsfahigkeit des
Endkundenmarktes gestérkt wiirde.
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1. Okologische Logik bedarf der Okonomik, auch in der Energie-
politik!

1. Die Durchsetzung wettbewerblicher Strukturen in der leitungsgebundenen Versorgung
mit Strom und Gas hat in den letzten Jahren ganz erhebliche Erfolge aufzuweisen. Die
sukzessive Nachsteuerung bei der Ausgestaltung der wettbewerblichen Marktéffnung,
die Durchsetzung regulierungs- und wettbewerbsrechtlicher Vorgaben und nicht zuletzt
auch das entschlossene Festhalten am Wettbewerb als wichtigstem Koordinations-
instrument im Energiesektor hat zu dieser positiven Bilanz beigetragen. Allerdings ist
die wettbewerbliche Entwicklung im Energiesektor noch lange nicht abgeschlossen,
sondern steht gerade mit der Energiewende vor ihrer vielleicht grofiten Herausforde-
rung. Aufgrund einer massiven Forderung der erneuerbaren Energien und des beschleu-
nigten Ausstiegs aus der atomaren Energieerzeugung muss ein erhebliches Wettbe-
werbsdefizit konstatiert werden.

2. Da die Wettbewerbsfdhigkeit von Strom aus erneuerbaren Energietrigern gering ist,
die fortschreitende Dominanz dieser Form der Energieerzeugung aber gewiinscht wird,
bedarf es einer staatlicher Intervention, um den Zubau der erneuerbaren Energien zu
steuern. Entsprechende Fordersysteme verursachen jedoch bereits heute erhebliche Kos-
ten- und Preissteigerungen, die wie dieses Gutachten zeigt, auch auf Ineffizienzen zu-
riickzufiihren sind. Zudem sind mit der Forderung Folgewirkungen verbunden, wie z.B.
die verdnderten Anforderungen an die Leitungsinfrastruktur, die wiederum weitere Lo-
sungen erfordern. Bei der Zielsetzung eines Vorrangs erneuerbarer Energien darf die Ef-
fizienz und das Zusammenspiel moglicher Losungen daher nicht aus den Augen gelas-
sen werden. Hierbei ist der Gedanke des Wettbewerbs zuletzt jedoch oft vernachléssigt
und zum Teil sogar der Eindruck eines scheinbaren Widerspruchs zwischen 6kologi-
schen Zielen und 6konomischer Umsetzung erweckt worden. Bei aller Euphorie iiber
die erreichten Erfolge bei der Verfolgung 6kologischer Ziele bleibt die effiziente Umset-
zung oftmals hinter Partikularinteressen zuriick. Tatsachlich bedarf es neben einer dko-
logischen stets auch einer 6konomischen Logik, um Ziele generell und auf effizientem
Wege zu erreichen. Garant dafiir ist und bleibt der Wettbewerb!

3. Anschaulich wird die Diskrepanz zwischen einer scheinbar 6kologischen Vernunft
und einer 6konomischen Logik am Beispiel der Nachtspeicherheizungen. So hatte der
Deutsche Bundestag noch im Jahr 2009 eine Novelle des Energieeinspargesetzes be-
schlossen, die vorsah, Nachtspeicherheizungen (mit einzelnen Ausnahmen) aufgrund
der hohen CO,-Emissionen bis zum 31. Dezember 2019 zu verbieten. Wihrend diese
Regelung auf den ersten Blick 6kologisch sinnvoll erschien — Nachtspeicherheizungen
haben zweifellos einen groen Energiebedarf —, fiihrt eine 6konomische Betrachtung zu
ginzlich anderen Ergebnissen. So hatte die Monopolkommission bereits in ihrem letzten
Sondergutachten darauf hingewiesen, dass sich der CO,-Ausstof3 durch ein Verbot der
Nachtspeicherheizungen sogar erhoht.! Denn wiéhrend die Wéirmeerzeugung durch
Strom mit Zertifikaten des europédischen Emissionsrechtehandels gedeckt sein muss und
sich Nachtspeicherheizungen die verfiigbaren Emissionsrechte mit anderen strombasier-
ten Energieverbrauchern teilen, unterliegt eine Wiarmeerzeugung mit anderen Energie-
trigern (z.B. Ol, Gas oder Pellets) keiner solchen Regelung. Daher werden Emissionen

1 Vgl. Monopolkommission, Energie 2011: Wettbewerbsentwicklung mit Licht und Schatten, Sonder-
gutachten 59, Baden-Baden 2012, Tz. 60.
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aus anderen, nicht auf Strom basierenden Heizsystemen stets zusétzlich ausgestoBen,
wihrend der durch die Zertifikate begrenzte Emissionsaussto3 aus der Energieerzeu-
gung unverdndert bleibt. Das Heizen mit Nachtspeicherdfen fiihrt also bei der heutigen
Ausgestaltung des Emissionshandels zu einem geringeren CO»-Aussto3 als das Heizen
mit Ol, Gas oder Pellets.

Wihrend die 6konomisch beste Losung — die Einbeziehung aller Formen der Warmeer-
zeugung in den Emissionsrechtehandel — nur auf dem Wege langwieriger, multilateraler
Verhandlungen mdoglich ist, hat der Bundestag am 17. Mai 2013 das Verbot von
Nachtspeicheréfen wieder zuriickgenommen; allerdings mit der Begriindung, dass
Nachtspeicherdfen in Zeiten der Energiewende auch als flexible Stromspeicher genutzt
werden konnten.

4. An diesem Beispiel wird deutlich, dass es zum Erreichen der 6kologischen Ziele stets
auch einer 6konomischen Betrachtung bedarf. Eine auf die tatsdchliche Effizienz abstel-
lende Priifung moglicher Losungswege und eine Umsetzung mittels wettbewerblicher
Mechanismen ist vor allem bei den grof3en Herausforderungen notwendig, die das Pro-
jekt der Energiewende mit sich bringt. Das Beispiel der Nachtspeicherdfen steht als war-
nendes Beispiel gleichwohl hinter den stetig ansteigenden Energiepreisen zuriick, die
zumindest teilweise auf Defizite bei der wettbewerblichen Ausgestaltung der tragenden
Mechanismen zuriickzufiihren sind.

5. Die Monopolkommission hat gemif ihrem gesetzlichen Auftrag in diesem Gutachten
eine detaillierte wettbewerbsokonomische Bewertung der traditionellen Strom- und Gas-
mirkte vorgelegt und einen besonderen Schwerpunkt auf die Energiewende gelegt. Ba-
sierend auf dieser Analyse hat sie 6konomisch und 6kologisch nachhaltige Vorschlige
entwickelt, wie die Struktur im Energiesektor geeignet weiterentwickelt werden konnte.

1.1 Keine Notwendigkeit eines Bundesenergieministeriums

6. In der offentlichen Diskussion iiber die Energiewende wird immer wieder die Forde-
rung erhoben, ein Bundesministerium fiir Energie einzurichten. Auch innerhalb der
Bundesregierung werden Presseberichten zufolge Kosten und Nutzen eines eigenstindi-
gen Ministeriums fiir die Energiewende diskutiert.

7. Der Vorteil eines eigenstandigen Ministeriums wird in der Biindelung von Expertise
und Kompetenzen gesehen, sodass Reibungsverluste vermieden werden konnten und
eine bessere Koordination der Energiewende auf Bundesebene moglich wiirde. Es bleibt
allerdings weitestgehend unklar, wie genau die Kompetenzen eines solchen Energiemi-
nisteriums verteilt sein sollen.

8. Die Monopolkommission erkennt in der Einrichtung eines eigenstindigen Bundesmi-
nisteriums fiir Energie jedoch auch gravierende Nachteile. Wéhrend bei einer Aufteilung
der Verantwortung fiir energiepolitische Fragen auf Bundesumweltministerium und
Bundeswirtschaftsministerium Zielkonflikte zwischen Umwelt- und Klimaschutz einer-
seits und Versorgungssicherheit und wettbewerbsfdahigen Strompreisen andererseits
mehr oder minder offen und transparent zwischen den Ministerien (auch 6ffentlich) er-

2 Vgl z.B. Koalition streitet tiber Energieministerium, Handelsblatt, 22. Mai 2013, http://www.handels-
blatt.com/politik/deutschland/zukunft-der-energiewende-koalition-streitet-ueber-energieministerium/
8234408.html.
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ortert werden, geht diese Transparenz erfahrungsgemif bei der Einzelzustindigkeit ei-
nes Ministeriums starker verloren. Zielkonflikte werden dann tendenziell eher intern in-
nerhalb des Ministeriums ausgetragen und sind so auch fiir die Biirger weniger ersicht-
lich. Damit werden relevante Trade-offs stirker verdeckt und die politische Entschei-
dungsfindung weniger transparent. Wéhrend beispielsweise in der Vergangenheit das
Bundesumweltministerium und das Bundeswirtschaftsministerium unterschiedliche
Leitszenarien fiir den Ausbau der erneuerbaren Energien in Deutschland entwickelt® und
so eine offene und transparente Diskussion iiber verschiedene Szenarien ermdglicht ha-
ben, wire dies bei einem einheitlichen Energieministerium faktisch nicht mehr gegeben.

9. Vor allem aber sind Behorden mit branchen- oder sektorspezifischer Zustindigkeit
tendenziell leichter durch starke Lobbygruppen beeinflussbar. Sowohl die 6konomische
Theorie als auch die praktische Erfahrung zeigt sehr deutlich, dass es bei einer alleini-
gen Zustandigkeit flir einen Sektor tendenziell zu einer iiberméBigen Identifikation mit
der zu beaufsichtigenden Branche kommen kann und in der Konsequenz die Interessen
von Biirgern und Steuerzahlern zugunsten der Interessen des betroffenen Sektors ver-
nachlédssigt werden. Konkret droht im Falle eines Energieministeriums eine zu starke
Identifikation mit den Interessen der Energiewirtschaft. In der 6konomischen Literatur
wird diesbeziiglich von ,,Regulatory Capture* gesprochen. Internationale aber auch na-
tionale Erfahrungen aus der Vergangenheit in den Bereichen Landwirtschaft und Ver-
kehr, aber auch Verteidigung und Umwelt, illustrieren dies sehr deutlich. Oftmals wer-
den weniger die Interessen von Biirgern und Steuerzahlern in den Vordergrund gestellt
als vielmehr die Interessen des betroffenen Sektors; Letzteres geht in aller Regel zulas-
ten der Allgemeinheit.

10. Zudem 16st die Einrichtung eines einheitlichen Energieministeriums aus Sicht der
Monopolkommission die gravierenden Fehlanreize in der Umsetzung der Energiewende
nicht. Das bloBe Einrichten eines Energieministeriums wiirde somit die konzeptionellen
Maingel der Umsetzung der Energiewende nicht beheben. Um die mangelnde Koordina-
tion der Ausbaupline von Erzeugungskapazititen sowie Verteil- und Ubertragungsnet-
zen zu iiberwinden, ist aus Sicht der Monopolkommission nicht die Einrichtung einer
zentralen Planbehdrde notwendig, sondern vielmehr die Riickkehr zu Preissignalen und
Ookonomischen Anreizmechanismen, welche eine Koordination der zahlreichen dezen-
tralen Pldne ermdglichen. Ohne grundlegende Reformen der ordnungspolitischen Rah-
menbedingungen wird die Schaffung eines Energieministeriums als Zentralplanbehorde
der Energiewirtschaft hingegen wenig Vorteile bringen, zugleich aber signifikante Kos-
ten hervorrufen. Die Monopolkommission spricht sich daher gegen die Einrichtung ei-
nes Bundesenergieministeriums aus und unterbreitet stattdessen in dem vorliegenden
Gutachten Vorschldge fiir eine Reform des ordnungspolitischen Rahmens, die stérker
auf marktwirtschaftliche Elemente setzt als bisher.

3 Vgl. DLR/Fraunhofer INES/IfnE, Langfristszenarien und Strategien fiir den Ausbau der erneuerbaren
Energien in Deutschland bei Beriicksichtigung der Entwicklung in Europa und global (Leitstudie
2010), Studie fiir das Bundesministerium fiir Umwelt, Naturschutz und Reaktorsicherheit, Stuttgart/
Kassel/Teltow 2010, sowie ewi/gws/prognos, Energieszenarien fiir ein Energiekonzept der Bundesre-
gierung, Studie fiir das Bundesministerium fiir Wirtschaft und Technologie, Basel/K6ln/Osnabriick,
2010.
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1.2 Befreiung stromintensiver Unternehmen von den Kosten der
Energiewende

11. In der aktuellen Debatte um die Kosten der Energiewende steht auch die (teilweise)
Befreiung stromintensiver Unternehmen von verschiedenen Entgelten im Fokus. Im
Kern geht es dabei um Ausnahmen, die bestimmte Unternechmen geniefen, indem sie
von den Netzentgelten, von der Umlage gemdll Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG-
Umlage) oder der Stromsteuer befreit werden bzw. nur einen reduzierten Beitrag ent-
richten miissen. Wie die nachfolgende Analyse zeigen wird, spiegeln sich vor allem in
der EEG-Umlage und den Netzentgelten Kostensteigerungen wider, die direkt mit der
Energiewende in Zusammenhang gebracht werden konnen. Dabei trigt der Kleinver-
braucher automatisch spiirbar héhere Lasten, wenn Unternehmen von der Entrichtung
von Netzentgelten ginzlich oder teilweise befreit werden. In der Politik und der Offent-
lichkeit werden die entsprechenden Ausnahmen insbesondere wéhrend des Wahlkamp-
fes intensiv diskutiert und kritisiert.* Dabei sind die verschiedenen Sonderregelungen
unterschiedlich gestaltet und erfordern demgemaiB eine differenzierte Betrachtung.

12. Grundsitzlich werden sowohl die EEG-Umlage als auch die verbrauchsabhingigen
Entgelte fiir die Netznutzung proportional zum Stromverbrauch erhoben. Im Falle der
EEG-Umlage ist eine Ausnahme von dieser Regel flir stromintensive Unternehmen des
produzierenden Gewerbes und fiir Schienenbahnen in §§ 40 ff. EEG vorgesehen wor-
den. Die Ausnahme sieht eine Staffelung vor, sodass auch fiir anspruchsberechtigte Un-
ternehmen des produzierenden Gewerbes fiir die erste verbrauchte Gigawattstunde
grundsitzlich kein Rabatt auf die EEG-Umlage eingerdaumt wird. Fiir den Jahresver-
brauch zwischen 1 und 10 GWh fallen dann jedoch gemal3 § 41 Abs. 3 EEG nur noch
10 %, zwischen 10 und 100 GWh nur noch 1 % der sonst giiltigen EEG-Umlage an.

Uber 100 GWh sind es pauschal 0,05 Cent/kWh, was einem Anteil von 0,95 % der gel-
tenden Umlage (5,28 Cent/kWh) in 2013 entspricht.

Eine vergleichbare Ausnahme fiir die Netzentgelte ist in § 19 der Stromnetzentgeltver-
ordnung (StromNEV) geregelt. Netznutzer sind berechtigt, die Ausnahme in Anspruch
zu nehmen, wenn sie bestimmte Kriterien erfiillen, die die Netzstabilitit erh6hen bzw.
die Netzkosten senken. Hierzu sind zwei unterschiedliche Regelungen gemiB § 19
Abs. 2 S. 1 und 2 StromNEV zu unterscheiden: Zum einen ist ein Rabatt moglich, wenn
Unternehmen ein (im Vergleich zur regelméBigen Hochstlast) atypisches Verbrauchspro-
fil aufweisen. In diesen Fillen soll ihnen ein individuelles reduziertes Netzentgelt ange-
boten werden, das jedoch mindestens 20 % des verdffentlichen Netzentgeltes betragen
muss. Nach der Anderung der StromNEV im Jahr 2011 waren zudem stromintensive
Unternehmen, die einen Stromverbrauch von 10 GWh und mindestens 7.000 Benut-
zungsstunden aufweisen, pauschal von den Netzentgelten befreit. Nach einer vom Bun-

4 Im Juni 2013 wurde z.B. eine von Greenpeace in Auftrag gegebene Kurzstudie des Oko-Instituts ver-
offentlich, die eine Steigerung der EEG-Umlage aufgrund von Ausnahmeregelungen fiir Unternehmen
prognostiziert. Nach einer von der Griinen-Fraktion im Bundestag in Auftrag gegebenen Kurzstudie
des Forums Okologisch-Soziale Marktwirtschaft ist zudem eine erhebliche Erhohung der Netzentgelte
aufgrund der Befreiung von stromintensiven Unternehmen zu erwarten; vgl. Oko-Institut, EEG-Umla-
ge und die Kosten der Stromversorgung bis 2014, Kurzstudie im Auftrag von Greenpeace, Juni 2013;
Forum Okologisch-Soziale Marktwirtschaft, Ausnahmeregelungen bei den Stromnetzentgelten — Ent-
wicklung und Ausblick, Kurzanalyse im Auftrag der Bundestagsfraktion Biindnis 90/Die Griinen, Juni
2013.
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desrat am 5. Juli 2013 beschlossenen Anderung der Stromnetzentgeltverordnung ist die
Befreiung nun durch eine nach dem Gesamtverbrauch gestaffelte erhebliche Reduzie-
rung des Netzentgeltes gemilB § 19 Abs. 2 S. 2 und 3 StromNEV ersetzt worden.

13. Vor dem Hintergrund der laufenden Debatte um die Kosten der Energiewende ist zu-
ndchst darauf hinzuweisen, dass beide Ausnahmeregelungen keine unmittelbare Wir-
kung auf die effiziente Ausgestaltung der Energiewende und die H6he der mit ihr ver-
bundenen Kosten entfalten. Sie induzieren vielmehr eine reine Verteilungswirkung, da
die begiinstigten Unternehmen bzw. Verbraucher in geringerem Umfang an der Finan-
zierung von Netzen und der EEG-Forderung beteiligt sind, als es ihrem Anteil am
Stromverbrauch entsprechen wiirde. Grundsitzlich sind daher politische Forderungen
infrage zu stellen, die suggerieren, dass sich eine Begrenzung der Kosten der Energie-
wende durch eine Anpassung der Ausnahmeregelungen realisieren lassen (,,Strompreis-
bremse*).

14. Gleichwohl sind die Ausnahmen im Hinblick auf ihre sachliche Rechtfertigung und
die von ihnen ausgehenden Wettbewerbswirkungen zu hinterfragen. Die Rabatte auf die
EEG-Umlage werden in § 40 EEG damit begriindet, dass sie die internationale bzw. in-
termodale Wettbewerbsfihigkeit der begiinstigten Unternehmen erhalten sollen.® So war
stets absehbar, dass die Forderung erneuerbarer Energien mit Kosten verbunden ist, wel-
che (im Falle des Rabatts fiir das produzierende Gewerbe) die Wettbewerbsfahigkeit
deutscher Unternehmen gegeniiber solchen Unternehmen herabsetzen kann, die keine
oder geringe Betrige fiir den Umbau ihrer Stromerzeugung investieren. Ob die interna-
tionale Wettbewerbsfahigkeit eines Unternehmens durch die EEG-Umlage bedroht ist,
wird dabei grob an verschiedene Kriterien gekniipft, die das Bundesamt fiir Wirtschaft
und Ausfuhrkontrolle kontrolliert. Insbesondere sind die folgenden Aspekte relevant:

« Das Unternehmen muss dem produzierenden Gewerbe angehdren (§ 41 Abs. 1
Ziff. 1 lit. b EEG). Hierbei wird insbesondere auf die Abschnitte B und C der
Klassifikation der Wirtschaftszweige des Statistischen Bundesamtes zurlickge-
griffen.

« Der Selbstverbrauch an der Abnahmestelle muss mindestens 1 GWh betragen
(§ 41 Abs. 1 Zift. 1 lit. a EEG). Das begiinstigte Unternehmen muss also eine ge-
wisse Grofie aufweisen.

« Das Verhiltnis der Stromkosten zur Bruttowertschopfung muss mindestens 14 %
betragen (§ 41 Abs. 1 Ziff. 1 lit. b EEG). Damit wird eine erhebliche Auswir-
kung auf die Wettbewerbsfahigkeit des Unternehmens durch die Energiewende
unterstellt.

15. Tatséchlich ist grundsétzlich 6konomisch richtig, dass es durch die nationale Forde-
rung erneuerbarer Energien zu einer internationalen Wettbewerbsverzerrung kommen
kann, da die belasteten Unternehmen vergleichsweise hohere Kosten einpreisen miissen.
Auch andere Linder der Europdischen Union (EU) sehen daher vergleichbare Ausnah-

(V)]

Vgl. Abschnitt 3.3.4.1.

6 In seiner heutigen Form wurde der Rabatt zwar erst mit einer Anderung des EEG im Jahr 2011 einge -
fiihrt, allerdings existierte bereits vorher eine vergleichbare Regelung. Die Anderung ist darauf zu-
riickzufiihren, dass bis 2010 die Kosten der Forderung erneuerbarer Energien nicht durch die EEG-
Umlage, sondern durch eine Wilzung der produzierten Energiemengen auf die Verbraucher umgelegt
wurden. Dementsprechend setzte der Rabatt frither an den zu wilzenden Mengen an.
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men bei den Forderkosten fiir stromintensive Unternehmen vor.” Da bei grober Segmen-
tierung der Branchen anzunehmen ist, dass (aufgrund der Produktion handelbarer Giiter
und des hohen Stromkostenanteils) insbesondere das stromintensiv produzierende Ge-
werbe durch die EEG-Umlage in seiner internationalen Wettbewerbsfahigkeit beein-
trachtigt wird, sind die Anspruchsvoraussetzungen im Grundsatz nachvollziehbar. Aller-
dings sollten die Wirkungen der Ausnahmeregelungen empirisch tiberpriift werden.® Des
Weiteren erscheint vor allem die Rabattstaffelung hinsichtlich ihrer wettbewerbsneutra-
len Ausgestaltung priifenswert.

16. Die Ausnahmeregelungen bei den Netzentgelten werden hingegen anderweitig be-
griindet. Sowohl die Rabattierung bei atypischer Netznutzung nach § 19 Abs.2 S. 1
StromNEV (also zu anderen Zeiten als bei typischer Hochstlast) als auch die Reduzie-
rung des Entgeltes fiir stromintensive Unternehmen gemiB3 § 19 Abs.2 S.2 und 3
StromNEV zielen zumindest urspriinglich auf die Kosten-Nutzen-Wirkung eines be-
stimmten Verbrauchsprofils ab. Insbesondere die Ausnahme fiir stromintensive Unter-
nehmen ist jedoch mehrmals verdndert worden. Bis zu einer Neuregelung im Jahr 2011,
die eine vollstindige Befreiung stromintensiver Unternehmen von den Netzentgelten
vorsah, fiihrten beide Ausnahmeregelungen gleichermaflen zu einer Rabattierung des
Netzentgeltes, wobei sich die Hohe des Rabatts jeweils an der positiven Netzwirkung
orientieren musste. Fiir die Rabattierung bei hohen Verbrauchswerten regelte dazu § 19
Abs. 2 S. 2 StromNEV a.F. (2006), dass das individuelle Netzentgelt fiir stromintensive
Unternehmen, ,,den Beitrag des Letztverbrauchers zu einer Senkung oder zu einer Ver-
meidung der Erhohung der Netzkosten dieser und aller vorgelagerten Netz- und Um-
spannebenen widerzuspiegeln* hat.

Im Jahr 2011 war die Vorschrift zur Rabattierung stromintensiver Unternechmen durch
das Gesetz zur Neuregelung energiewirtschaftsrechtlicher Vorschriften® entfallen und
durch eine pauschale Befreiung von den Netzentgelten ersetzt worden. Diese Anderung
war im Regierungsentwurf des Gesetzes noch nicht enthalten und hat erst auf Initiative
des Ausschusses fiir Wirtschaft und Technologie im letzten Moment Eingang in das Ge-
setz gefunden. Im Bericht des Ausschusses wird die Anderung kurz mit der netzstabili-
sierenden Wirkung hoher Bandlast begriindet."

Fiinf regionale und tiberregionale Netzbetreiber hatten daraufhin die Netzentgeltbefrei-
ung fiir stromintensive Unternehmen angegriffen. Am 6. Mérz 2013 ist die Befreiung
der grofften Stromkunden von den Netzentgelten gemall § 19 Abs. 2 S.2 StromNEV
vom Oberlandesgericht Diisseldorf fiir nichtig erkliart worden.! Eine vollstindige Be-
freiung von den Netzentgelten sei nach Auffassung des Gerichtes aus Gleichheitsgriin-

7 Im schwedischen Fordersystem beispielsweise werden stromintensive Unternehmen von einer Quoten-
pflicht befreit; vgl. Tz. 261.

8 Das Bundesamt fiir Wirtschaft und Ausfuhrkontrolle kdnnte z.B. priifen, ob tatséchlich vor allem Un-
ternechmen, die im internationalen Wettbewerb stehen, die Vergiinstigungen wahrnehmen und ob da-
durch Verzerrungen des nationalen Wettbewerbs verursacht werden. Dazu konnte das Amt ein entspre-
chendes Gutachten in Auftrag geben, in welchem die eingegangenen Antrige empirisch ausgewertet
werden.

9 Vgl. Gesetz zur Neuregelung energiewirtschaftlicher Vorschriften vom 26. Juni 2011, BGBIL. I
S. 1554.

10 Vgl. Beschlussempfehlung und Bericht des Ausschusses fiir Wirtschaft und Technologie (9. Aus-
schuss), BT-Drs. 17/6365 vom 29. Juni 2011, S. 34.

11 Vgl. OLG Diisseldorf, Beschluss vom 6. Mirz 2013, VI-3 Kart 14/12, VI-3 Kart 65/12, VI-3 Kart
49/12, VI-3 Kart 43/12, VI-3 Kart 57/12.
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den nicht zuldssig. Durch eine Verordnung koénne lediglich die Berechnungsmethode
und damit die Hohe der Gebiihr festgelegt werden. Eine vollstindige Befreiung sei da-
gegen nicht moglich. Auch aus europarechtlicher Sicht sei eine nicht diskriminierende
und kostenbezogene Regelung der Netzentgelte geboten. Am gleichen Tag war zudem
vonseiten der Europdischen Kommission ein Beihilfeverfahren gegen Deutschland we-
gen der Befreiung grofler Stromverbraucher von den Netzentgelten eingeleitet worden.
Darauthin hat die Bundesregierung eine Anderung der Netzentgeltverordnung vorgelegt,
durch die eine gestaffelte Rabattierung der Netzentgeltzahlungen eingefiihrt werden soll.
Am 5. Juli 2013 wurde die Anderung vom Bundesrat beschlossen. '

17. Im Hinblick auf die pauschale Befreiung stromintensiver Unternehmen von den
Netzentgelten schliefit sich die Monopolkommission der kritischen Haltung des Ober-
landesgerichtes Diisseldorf an. Die Ausnahmeregelung erweckte zudem den Anschein,
dass es dem Gesetzgeber hier weniger um die Beriicksichtigung einer moglicherweise
netzstabilisierenden Wirkung groBer Stromverbraucher ging als um eine allgemeine Ent-
lastung stromintensiver Unternehmen. Die Neuregelung des § 19 Abs. 2 StromNEV
wire damit auf eine vergleichbare Intention zurilickzufithren wie die Rabattierung der
EEG-Umlage. Derartige Ausnahmeregelungen sind jedoch wettbewerbspolitisch und
beihilferechtlich genau zu priifen. Insofern bleibt auch bei der nun erfolgten Neurege-
lung abzuwarten, ob diese beihilferechtskonform ausgestaltet wurde.

18. Die Monopolkommission bedauert, dass die Debatte um die diskutierten Ausnahme-
regelungen im Moment oftmals dazu genutzt wird, den Gedanken einer Senkung der
Kosten der Energiewende durch die Frage der Verteilung dieser Kosten zu iiberlagern.
Zwar scheint eine sachliche Uberpriifung einzelner Ausnahmeregelungen durchaus er-
forderlich. Gleichwohl sollten diese Anpassungen jedoch nicht dariiber hinwegtduschen,
dass die durch die Verwirklichung der Energiewende entstehenden Kosten vornehmlich
die deutschen Verbraucher zu tragen haben und dass die derzeit spiirbaren Kostensteige-
rungen auch auf Effizienzdefizite zuriickzufiihren sind. Die Aufmerksamkeit politischer
Bemiihungen sollte daher vielmehr auf einer effizienten, wettbewerblichen und somit
kostengiinstigen Umsetzung der energiepolitischen Ziele liegen. Dazu unterbreitet die
Monopolkommission in diesem Sondergutachtern umfassend Vorschléige.

1.3 Zur Aufienhandelsproblematik um chinesische Solarmodule

19. Die Europdische Kommission und China haben Ende Juli eine Verhandlungslosung
bei der Kontroverse um die Einfuhr chinesischer Solarmodule in die EU erzielt."* Die
Einigung sieht vor, dass chinesische Exportunternehmen entweder eine Preisverpflich-
tung eingehen oder weiterhin den seit Anfang Juni dieses Jahres geltenden Antidum-
ping-Zoll tragen. Sofern sich die Unternehmen fiir die Preisverpflichtung entscheiden,
wiirden sie zugleich einen Mindestpreis akzeptieren, zu dem die aus China importierten
Solarmodule auf dem europédischen Binnenmarkt mindestens angeboten werden miiss-
ten. Zudem wiirde flir diese Unternehmen gelten, dass die Gesamtleistung der von ihnen
importierten Solarmodule eine jihrliche Obergrenze nicht tiberschreiten darf.'* Mit Ein-

12 Vgl. Verordnung zur Anderung von Verordnungen auf dem Gebiet des Energiewirtschaftsrechts, 2013,
zum Redaktionsschluss noch nicht verkiindet.

13 Vgl. EU-Kommission, MEMO/13/729, Briissel, 27. Juli 2013.

14 Die Hohe des Mindestpreises soll bei 56 Cent pro Wattleistung je Produkt liegen, die maximal jéhr-
lich importierte Mengenleistung bei insgesamt 7 GW; vgl. Solarstreit: Européische Union und China
einigen sich, Handelsblatt online, 27. Juli 2013.
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gehen der Preisverpflichtung wiirden deren Einfuhren im Gegenzug von dem parallel
geltenden Antidumping-Zoll ausgenommen werden, andernfalls wéren sie weiterhin zur
Zahlung des Antidumping-Zolls verpflichtet."

Die Europdische Kommission hatte bereits am 5. Juni 2013 vorldufige Antidumping-
Z6lle auf Solarmodule, Zellen und Wafer aus China eingefiihrt.'® Vorausgegangen war
ein am 6. September 2012 beginnendes Priifungsverfahren durch die Europdische Kom-
mission, das auf Antrag von der federfiihrend aus Deutschland gefiihrten Interessenver-
tretung EU ProSun, welche mindestens 25 % aller europdischen Markthersteller von
Photovoltaikmodulen aus kristallinem Silizium vereinigt, eingeleitet worden ist.

20. Den chinesischen Exportunternehmen wurde seitens der Europdischen Kommission
und der Interessenvertretung EU ProSun vorgeworfen, dass sie ihre Solarmodule samt
deren Hauptbestandteilen im Wert von ca. 21 Mrd. Euro im europdischen Binnenmarkt
im Jahr 2011 zu sog. Dumpingpreisen angeboten hitten. Mithilfe des chinesischen Staa-
tes sollen demnach Preise im europdischen Binnenmarkt in Hohe von durchschnittlich
ca. 88 % unterhalb der bei normalem Handelsverkehr in China offerierten Preise ver-
langt und damit eine bedeutende Schiadigung der hiesigen Solarindustrie hervorgerufen
worden sein. Damit hitten die chinesischen Unternehmen gegen handelsrechtliche Vor-
schriften der Europdischen Union und der Welthandelsorganisation (WTO) verstoBen. '’
Als Begriindung fiir die Schidigung wurden die gestiegenen Einfuhrmengen sowie der
gestiegene Marktanteil chinesischer Unternehmen zulasten der europdischen Hersteller
angefiihrt. Um eine ausreichende Marktversorgung mit Solarmodulen sowie eine stetige
Marktanpassung zu gewdhrleisten, entschloss sich die Europdische Kommission, den
Antidumping-Zoll in zwei Schritten einzufithren. Danach hitte fiir alle chinesischen Ex-
portunternehmen von Solarprodukten — nunmehr nur noch fiir diejenigen Unternehmen
relevant, welche sich der Preisverpflichtung entziehen — bis zum 6. August 2013 ein
Zollniveau in Hohe von 11,8 %, anschliefend bis maximal zum 5. Dezember 2013 ein
Zollniveau in Hohe von durchschnittlich 47,6 % gegolten. Die EU muss — trotz der er-
zielten Verhandlungslosung — bis zu diesem Zeitpunkt spétestens entschieden haben, ob
der Antidumping-Zoll fiir fiinf Folgejahre erhoben werden soll.

21. Um das wettbewerbspolitische Problem hinter der Entscheidung néher zu beleuch-
ten, sind die kontemporiren Marktentwicklungen von besonderem Interesse. Den Aus-
gangspunkt fiir eine 6konomische Analyse diirfte sowohl der européische als auch der
globale Markt fiir Photovoltaik darstellen, die beide seit dem Jahr 2000 einem rapiden
Wachstum unterliegen. So stieg die Kapazitit installierter Systeme fiir Photovoltaik'®

15 Die Europidische Kommission schitzt, dass sich bis zu ca. 70 % aller exportierenden chinesischen So-
larunternehmen fiir eine Preisverpflichtung entscheiden werden; vgl. EU-Kommission, MEMO/13/
730, 29. Juli 2013.

16 Vgl. EU-Kommission, EU fiihrt vorldufige Antidumping-Zo6lle auf Solarpaneele aus China ein, Pres-
semitteilung IP/13/501, 4. Juni 2013. Zur Produktion eines Solarmoduls werden aus Solarwafern Zel-
len hergestellt, die wiederum zu Modulen zusammengefiigt werden.

17 Vgl. Art. 1 Abs. 2 i.V.m. Art. 2 Abs. 1 der Verordnung (EG) Nr. 1225/2009 des Rates vom 30. No-
vember 2009 iiber den Schutz gegen gedumpte Einfuhren aus nicht zur Européischen Gemeinschaft
gehorenden Lindern, Abl. EU Nr. L 343 vom 22. Dezember 2009, S. 51, sowie Art. VI Abs. 1 des
Allgemeinen Zoll- und Handelsabkommens 1994 (GATT). Zum generellen Verfahrensablauf in der
EU vgl. http://trade.ec.europa.eu/doclib/docs/2013/april/tradoc_151020.pdf.

18 FEin System fiir Photovoltaik besteht grundsatzlich aus Modulen, Solarwechselrichtern und zentralen
Komponenten; vgl. European Photovoltaic Industry Association (EPIA), Solar Photovoltaics Compe-
ting in the Energy Sector — On the road to competitiveness, September 2011, S. 10.

29



insgesamt weltweit zwischen 2000 und 2012 von ca. 1.400 GW auf ca. 102.000 GW,
wobei sich die enorme Expansion iiberwiegend ab 2008 mit installierten Gesamtkapazi-
titen von ca. 16.000 GW vollzog. Vornehmlich bestimmt wurde diese Entwicklung
durch den europidischen Markt, dessen installierte Gesamtkapazititen zwischen 2000
und 2012 von ca. 130 GW auf nunmehr ca. 70.000 GW anstiegen und der folglich den
grofften Kontinentalmarkt fiir Photovoltaik représentiert. Davon entfallen wiederum in-
stallierte Gesamtkapazititen in 2012 von ca. 32.000 GW auf den deutschen Markt, wo-
mit Deutschland den groBten linderbezogenen Regionalmarkt in der Welt darstellt.'” Die
Nachfrage nach Photovoltaiksystemen ist demnach in Europa und innerhalb Europas in
Deutschland am grofBten, gefolgt von China, den USA und Japan. Fiir den deutschen
Markt ist eine zentrale Ursache hierfiir das im Jahr 2000 in Deutschland eingefiihrte Er-
neuerbare-Energien-Gesetz. Neben einer vorrangigen Einspeisung samt Abnahme von
Strom aus erneuerbaren Energien sowie einer garantierten Einspeisevergiitung gibt es
fiir die Betreiber von Solaraanlagen iiberdies Unterstiitzung in Form finanzieller Forder-
programme sowie Steuervergiinstigungen. All diese Instrumente haben dazu gefiihrt, die
Nachfrage nach Solartechnologie zumindest in Deutschland in erheblichem Mafle zu
steigern.

22. Anders stellt sich die Situation auf der Herstellerseite dar. Das globale Angebot von
Photovoltaiksystemen wird derzeit iiberwiegend von chinesischen respektive taiwanesi-
schen Herstellern bereitgestellt und groftenteils in andere, vor allem europidische Linder
exportiert. Zwar stieg die jéhrliche Produktion europdischer Hersteller in den letzten
zehn Jahren absolut, jedoch verlor sie in Relation zur Gesamtproduktion sukzessiv an
Boden und halbierte sich im Zeitraum von 2007 bis 2012 auf einen globalen Marktanteil
von ca. 13 % sowie auf einen europédischen Marktanteil von ca. 24 %.%° Die deutschen
Hersteller waren offensichtlich trotz der staatlichen Forderung durch das EEG und wei-
terer Instrumentarien sowie ihres technologischen Know-hows der Lage, ihre Marktan-
teile beizubehalten oder gar auszubauen. IThr Marktanteil am heimischen Markt reduzier-
te sich innerhalb von drei Jahren von ca. 60 % auf ca. 15 %.*'

23. Eine ginzlich diametrale Entwicklung nahm hingegen China. Seit 2003 ist China
Nettoexporteur von Solarsystemen und steigerte ungeachtet des anfénglichen technolo-
gischen Riickstandes gegeniiber europdischen Herstellern seine Produktion in kiirzester
Zeit, was in einer derzeitigen marktdominierenden Stellung seiner Unternehmen mit ei-
nem Anteil von ca. 70 % am Weltmarkt, einem Anteil am europdischen Markt von iiber
80 % sowie einem Anteil am deutschen Markt von ca. 60 % miindete.”

24. Da mit einem stetig steigenden Angebot, ceteris paribus, Preissenkungen einherge-
hen, sind die Preise fiir Photovoltaiksysteme global wie regional in den letzten Dekaden

19 Auch bei den neu angeschlossenen Kapazititen in 2012 nahm Deutschland den Spitzenplatz ein. So
betrugen die Neukapazititen fiir Deutschland ca. 7,6 GW, fiir China ca. 5 GW, fiir Italien ca. 3,4 GW,
fir die USA ca. 3,3 GW und fiir Japan ca. 2 GW; vgl. EPIA, Global Market Outlook: For Photo -
voltaics 2013-2017, Mai 2013, S. 13 f.; International Energy Agency (IEA), Solar Energy Perspec-
tives, Paris 2011, S. 47 f.

20 Vgl. EPIA, Global Market Outlook: For Photovoltaics 2013-2017, a.a.O., S. 49.

21 Vgl. BMWi, Bericht zur Lage der deutschen Photovoltaikindustrie, April 2012; Fraunhofer-Institut fiir
Solare Energiesysteme ISE, Photovoltaics Report, Freiburg, 11. April 2013, S. 12.

22 Fir den globalen Wert vgl. EPIA, Global Market Outlook: For Photovoltaics 2013-2017, a.a.O.,
S. 49; FAZ.net vom 16. Mai 2013, http://www.faz.net/aktuell/wirtschaft/wirtschaftspolitik/solarbran-
che-handelsstreit-zwischen-china-und-der-eu-spitzt-sich-zu-12184963.html; fiir den deutschen Wert
vgl. BMWi, Bericht zur Lage der deutschen Photovoltaikindustrie, a.a.O.
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merklich gesunken. Orientiert am deutschen Markt, dem weiterhin wichtigsten regiona-
len Absatzmarkt weltweit, sind die Preise fiir Photovoltaiksysteme zwischen 1990 und
2012 um insgesamt ca. 89 % gesunken, wobei die Preissenkungen zwischen 2006 und
2013 ca. 67 % betrugen.” Alle gegenwirtigen Prognosen gehen auch in den nichsten
Jahren von weiteren Preissenkungen auf @dhnlichem Niveau aus.

25. Im Hinblick auf den Vorwurf, China habe sein Wachstum durch Dumpingpreise
wettbewerbsschédlich angetrieben, ist zu priifen, wodurch die vergleichsweise grofleren
Angebotssteigerungen chinesischer Hersteller ma3geblich ausgelost worden sein kon-
nen. Dabei spricht eine Vielzahl von Indizien durchaus dafiir, dass insbesondere die
durch den globalen Wettbewerb generierten Kostenvorteile via Preissenkungen an die
Endabnehmer weitergegeben worden sind.

26. So diirfte ein offensichtlicher Kostenvorteil chinesischer Solarproduktion in den ver-
gleichsweise deutlich geringeren Arbeitskosten liegen. Auch wenn China seit Jahren ein
iiberdurchschnittlich hohes Wertschopfungswachstum aufweist (relative Grof3e), liegen
die Lohnstiickkosten (absolute Grofe) weiterhin deutlich unter dem Niveau derjenigen
in Europa. Demzufolge konnten die chinesischen Unternehmen im Vergleich zu ihren
europdischen Wettbewerbern bisher zu niedrigeren Personalkosten produzieren, woraus
sich vor allem bei arbeitsintensiver Produktion ein erheblicher Kostenvorteil ergibt.

27. Gerade vor dem Hintergrund, dass die Produktion von Solarmodulen nicht beson-
ders arbeitsintensiv ist, dafiir aber umso mehr technologisches Know-how erfordert, er-
scheint ein zweiter Kostenvorteil bedeutsam. So ist davon auszugehen, dass eine iiber-
durchschnittlich hohe Produktionseffizienz tendenziell mit einer liberdurchschnittlich
hohen Produktionsmenge einhergeht. Aus der relativen Entwicklung der Produktions-
menge und den Preisen ist die sog. Lernkurve ermittelbar, die indirekt die durch den ge-
steigerten Produktionsprozess erlangten Erfahrungswerte bzw. Skaleneffekte und die da-
mit unmittelbar verbundene Produktionseffizienz misst. Die Produktionseffizienz wird
durch die niedrigeren Preise reflektiert, welche die gesunkenen Produktionskosten in-
kludieren und die in der Folge an die Endabnehmer aufgrund wettbewerbsékonomi-
schen Kalkiils weitergegeben werden (sollten). So sind bei Photovoltaikmodulen, wel-
che ca. 45 bis 60 % der Gesamtkosten eines Photovoltaiksystems ausmachen und den
Hauptkostenfaktor darstellen?, in Langzeitstudien durchschnittliche Preissenkungen und
damit Kosteneinsparungen in Hohe von durchschnittlich ca. 20 % je Verdoppelung der
Produktionsmenge gemessen worden.” Demnach diirften in der jiingsten Vergangenheit
besonders die Unternehmen Kostensenkungspotenziale und — damit eng verkniipft —
Preissenkungspotenziale generiert haben, die iiberdurchschnittlich viel produzierten: im
konkreten Fall die chinesischen Solarunternehmen.

28. Eine Ursache, warum chinesische Hersteller ihre Produktion gegeniiber europdi-
schen und speziell gegeniiber deutschen Herstellern entsprechend steigern und damit die

23 Vgl. Fraunhofer-Institut flir Solare Energiesysteme ISE Photovoltaics Report, a.a.0., S. 12; Bundes-
verband Solarwirtschaft e.V. (BSW-Solar), Statistische Zahlen der deutschen Solarstrombranche (Pho-
tovoltaik), Berlin, Februar 2013, S. 4.

24 Vgl. EPIA, Solar Photovoltaics Competing in the Energy Sector — On the road to competitiveness,
a.a.0., S. 10.

25 Vgl. Hearps, P./McConnell,D., Renewable Energy Technology Cost Review, Melbourne Energy Insti-
tute, Melbourne, Mirz 2011, S. 15 f.; EPIA, Set for 2020 — Solar Photovoltaic Electricity: A main-
stream power source in Europe by 2020, Executive summary, S. 5.
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genannten Skaleneffekte generieren konnten, konnte in der technologischen Spezialisie-
rung liegen. Wihrend sich chinesische Unternehmen z.B. vornehmlich auf Technologien
mit monokristallinem Silizium spezialisiert haben, fokussierten sich europdische Unter-
nehmen iiberwiegend auf Technologien mit polykristallinem Silizium?®, die im Vergleich
zu monokristallinem Silizium zwar zundchst mit geringerem Aufwand zu betreiben
sind, aber auch eine geringere Effizienz versprechen.”” Eine weitere Ursache konnte die
Adaption bereits erzeugter Technologien via Wissensdiffusion und Joint Ventures mit
bereits im Markt aktiven Unternehmen sein. Des Weiteren diirfte die Investitionsintensi-
tit in Forschung und Entwicklung zur Erzeugung von Produktinnovationen ebenso rele-
vant sein. So ist fiir die vergangenen Jahre zu konstatieren, dass die durchschnittliche In-
vestitionstatigkeit deutscher Solarunternehmen in Forschung und Entwicklung z.B. in
2008 mit ca. 2 % am generierten Umsatz und einem Volumen von ca. 163 Mio. Euro
deutlich geringer ausfiel als in vielen anderen forschungsintensiven Industriezweigen.”

29. Dass offentliche FordermaBnahmen zur Teilfinanzierung kostenintensiver For-
schungstitigkeiten, insbesondere hinsichtlich der gewohnlich anfallenden iiberdurch-
schnittlich hohen Fixkostenkomponenten, sowohl in Europa als auch in China gleicher-
mallen bis dato gewéhrt werden, konterkariert den Vorwurf einseitiger wettbewerbsscha-
digender Staatseingriffe Chinas. So gewihrte z.B. die Europdische Kommission seit
2002 Fordergelder fiir Forschungs- und Entwicklungsmafinahmen im Bereich der Photo-
voltaik in Hohe von ca. 100 Mio. Euro.”’ In Deutschland wird die unmittelbare 6ffentli-
che Forschungsforderung flir Photovoltaik seitens des Bundesministeriums fiir Umwelt,
Naturschutz und Reaktorsicherheit in Hohe von ca. 39 Mio. Euro in 2011 sowie seitens
des Bundesministeriums fiir Bildung und Forschung in H6he von ca. 18 Mio. Euro in
2011 gewdhrt; beide Ministerien unterstiitzen zudem seit 2010 hiesige Solarunterneh-
men im Rahmen einer Verbundforschung mit ca. 150 Mio. Euro.*® Des Weiteren steht
insbesondere hiesigen Solarunternehmen die Inanspruchnahme weiterer Forderungsin-
strumentarien, wie z.B. 6ffentlich subventionierter, zinsgiinstiger Darlehen sowie Biirg-
schaften, zur Verfligung. Eine dhnliche Vielfalt an Férderungsinstrumentarien ist ebenso
in China vorzufinden.’'

30. Fiir eine umfassende Evaluation der Einfiihrung eines Antidumping-Zolls respektive
eines Mindestpreises in Verbindung mit einer Einfuhrbeschrinkung bedarf es zunéchst
einer grundsdtzlichen Beschreibung der von Dumpingpreisen potenziell induzierten
Markteffekte.’” In dem konkreten Fall wiirde Dumping bedeuten, dass die in China pro-

26 Vgl. EPIA, Global Market Outlook: For Photovoltaics 2013-2017, a.a.O., S. 50.

27 Vgl. U.S. Department of Energy, SunShot Vision Study, February 2012, Kapitel 4, S. 71; IEA, Solar
Energy Perspectives, a.a.0., S. 114.

28 Vgl. BMWi, Bericht zur Lage der deutschen Photovoltaikindustrie, a.a.0.; Deutsche Physikalische
Gesellschaft e.V., Elektrizitdt: Schliissel zu einem nachhaltigen und klimavertréglichen Energiesystem,
Bad Honnef, Juni 2010, S. 103 f.; Bundesverband Solarwirtschaft e¢.V. (BSW-Solar), Statistische
Zahlen der deutschen Solarstrombranche (Photovoltaik), August 2010, S. 3, http://www.q-cells.com/
uploads/tx_abdownloads/files/17 RESEARCH AND DEVELOPMENT Paper 02.pdf.

29 Vgl. http://ec.europa.eu/research/energy/eu/index_en.cfm?pg=research-photovoltaics-support.

30 Vgl. Wissing, L., International Energy Agency Co-operative Programme on Photovoltaic Power Sys-
tems, National Survey Report of PV Power Applications in Germany 2011( im Auftrag des Bundes-
ministeriums fiir Umwelt, Naturschutz und Reaktorsicherheit), Jiilich, Juli 2012, S. 15 f.; Innovations-
allianz Photovoltaik, Bundesregierung fordert innovative Photovoltaik-Forschung, Pressemitteilung
vom 23. Mai 2013.

31 Vgl. Grau,T./Huo, M./Neuhoff, K., Survey of photovoltaic industry and policy in Germany and China,
Energy Policy 51, 2012, S. 20-37.

32 Dumping im Sinne des internationalen Handelsrechts setzt grundsétzlich voraus, dass die Exportpreise
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duzierten und in den europdischen Binnenmarkt exportierten Solarsysteme zu Verkaufs-
preisen angeboten wurden, die unter dem Preisniveau lagen, das bei Verkdufen gleichar-
tiger Solarmodule an unabhédngige Nachfrager bei normalem Handelsverkehr in China
zu erwarten gewesen wire. Dumpingpreise entspringen in aller Regel nicht rationalen
betriebswirtschaftlichen Kalkiilen, vor allem langfristig nicht und sofern eine finanzielle
Unterstiitzung durch einen Dritten nicht gegeben ist. Entsprechen die in China bei nor-
malem Handelsverkehr und funktionierendem Wettbewerb angesetzten Verkaufspreise
(nach Abzug einer marktiiblichen Marge) den Herstellungsstiickkosten respektive Ein-
standspreisen, wiirden — Dumping vorausgesetzt — die im européischen Binnenmarkt an-
gesetzten Verkaufspreise niedriger sein als im chinesischen Heimatmarkt (und gegebe-
nenfalls tendenziell niedriger als die Herstellungskosten respektive Einstandspreise).
Kurzfristig wiirden somit Verluste generiert werden, was langfristig zur Insolvenz der
Unternehmen fiithren konnte. Aus wettbewerbsokonomischem Kalkiil hingegen konnte
jedoch eine temporére Preissenkung unterhalb des marktiiblichen Preisniveaus fiir Un-
ternehmen je nach Finanzkraft, Marktstellung und -kenntnis durchaus rational begriind-
bar sein.”* Sofern die Produkte aus Sicht der Konsumenten bis zu einem gewissen Grad
substituierbar sind und sich die Produktionsprozesse bzw. Kostenstrukturen aller Unter-
nehmen auf dem Markt dhneln, konnten finanzkréftige Unternehmen kurzfristig gewillt
sein, Verluste in Kauf zu nehmen, um die Konsumenten der vergleichsweise weniger fi-
nanzkréftigen Wettbewerber durch Preisunterbietungen sukzessive an sich zu ziehen und
die eigene Marktmacht langfristig auszubauen.

31. Diese Uberlegungen fithren direkt zu einer auBenhandelstheoretischen Betrachtung
des Problems, welche die 6konomischen Effekte eines Antidumping-Zolls respektive ei-
nes Mindestpreises® in Verbindung mit einer Einfuhrbeschrinkung verdeutlichen sol-
len.* So miissen die chinesischen Unternehmen ihre Solartechnologie nunmehr zu ei-

niedriger sind als die Handelspreise im Produktionsland; vgl. Art. 1 Abs. 2 i.V.m. 2Art. Abs. 1 VO
1225/2009, der insoweit weitgehend dem Art. 2.1 f. des Ubereinkommens zur Durchfiihrung des Ar-
tikels VI des Allgemeinen Zoll- und Handelsabkommens 1994 (GATT) entspricht. Soweit jedoch ein
direkter Vergleich, auch mit Exportpreisen in ein Drittland, nicht mdglich ist, liegt Dumping vor, wenn
die Exportpreise nicht sdmtliche Kosten einschlieBlich des iiblichen Gewinns decken; vgl. Art. 2
Abs. 3 Unterabs. 1 VO 1225/2009. Im letzteren Fall ist also der auBenhandelsrechtliche Dumpingbe-
griff weiter gefasst als der — untechnische — Begriff des kartellrechtlichen Dumpings (Kampfpreisun-
terbietung bzw. Behinderungsmissbrauch durch missbriauchlich niedrige Preise oder ,,predatory pric-
ing"), der bei kostendeckenden Preisen (ohne Gewinn) eine planméBige Verdrangungsabsicht voraus-
setzt; vgl. § 19 Abs. 1 GWB und Art. 102 AEUV. Dazu EuGH, Urteil vom 3. Juli 1991, C-62/86
»AKZO%, Tz. 71 ff., sowie Urteil vom 27. Mirz 2012, C-209/10 P ,,Post Danmark®, Tz. 25 ff. Ver-
wandt mit dem auBenhandelsrechtlichen Dumpingbegriff ist insoweit auch das Verbot von Unterein-
standskostenpreisen nach § 20 Abs. 3 S. 1,2 Nr. 2 GWB.

33 Vgl. Haucap, J./Kruse, J., Verdrangungspreise auf Telekommunikationsmérkten? Perspektiven der
Wirtschaftspolitik 5(3), 2004, S. 337-361.

34 Da bei Dumping die Unternehmen versuchen, durch Preisunterbietungen zusétzliche Marktanteile zu
gewinnen, diirfte ein Mindestpreis, der gewohnlich iiber dem Preisniveau bei Dumping angesetzt
wird, fiir diese Unternehmen eher eine Preisober- denn eine Preisuntergrenze darstellen.

35 Aus handelstheoretischer Sicht sind durch einen Mindestpreis in Verbindung mit einer Einfuhrbe-
schrankung (sog. Einfuhrkontingente) &hnliche unmittelbar ablaufende Markteffekte zu erwarten wie
durch einen Antidumping-Zoll. Dies wiirde insbesondere zutreffen, wenn die Hohe des Importpreises
einschlieBlich Zoll mit der des Mindestpreises sowie die Hohe der Einfuhrbeschrinkung mit der im-
portierten Menge unter dem Zollregime iibereinstimmen. Andernfalls werden Unterschiede zwischen
den zwei Regimen von der konkreten Ausgestaltung der Verhandlungsldsung und den Marktgegeben-
heiten bedingt; vgl. z.B. Krugman, P./Obstfeld, M./Melitz, M., International Economics: Theory and
Policy, 9. Aufl.,, Boston 2011, Kapitel 9.
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nem hoheren Preis und einer niedrigeren Einfuhrmenge in der EU anbieten. Hiesige En-
dabnehmer werden sich daraufhin verstdrkt der Solartechnologie der durch die Preis-
steigerung chinesischer Solaranlagen vergleichsweise gilinstiger gewordenen européi-
schen Hersteller zuwenden. Kurzfristig profitieren werden vorwiegend die européischen
Solarhersteller, welche sich einer groleren Nachfrage gegeniibersehen und darauf mit
einer sich an dem verzerrten Preisanstieg orientierenden Produktionsexpansion samt
Personalneueinstellungen reagieren diirften. Europdische Endabnehmer wiirden auf-
grund des geringeren Angebotes an Solarmodulen samt Zubehor sowie aufgrund der
Preissteigerung in erheblichem Malle geschiddigt werden ebenso wie die chinesischen
Exporteure®®, deren Anzahl sowie Ertrdge zurlickgehen wiirden. Die Einschridnkung des
Angebotes an Solaranlagen diirfte den durchschnittlichen Marktpreis im europdischen
Binnenmarkt insgesamt ansteigen lassen; die Preissteigerung bei den chinesischen Ex-
porteuren, die sich nicht an die Mindestpreisverpflichtung halten, wird jedoch sehr
wahrscheinlich niedriger ausfallen als die Hohe des Zollniveaus. Wie hingegen der Be-
schiftigungseffekt per saldo fiir Europa ausfallen wird, ist bis dato noch unklar;*” eben-
falls bleibt ungewiss, wie die bisher und die womdoglich zukiinftig erzielten Zolleinnah-
men der Europdischen Kommission verwendet werden. Auf die importierten Solarmo-
dule, die der Preisverpflichtung unterliegen, entfallen — nach der gegenwértigen ausgear-
beiteten Verhandlungslosung — zukiinftig etwaige Zollabgaben. In der Folge wird die EU
Einnahmen ausschlieBlich durch die zu verzollenden Importe generieren konnen; die
entfallenden Zollabgaben stellen dabei implizit eine Transferleistung von der EU nach
China dar, da sie vonseiten der chinesischen Exportunternehmen bei Eingehen und Ein-
haltung der Preisverpflichtung nicht mehr abzufiihren sind.

Dass der Wettbewerb um Produktinnovationen, besonders in einer so jungen Branche
wie der Photovoltaik, durch einen temporéren Zoll respektive Mindestpreis eher gefor-
dert denn gehemmt wird, ist dulerst zweifelhaft, schlieBlich hatte die hiesige Branche
binnen weniger Jahre ihren technologischen Vorteil nahezu verloren.*® In der Summe
muss zumindest kurzfristig mit einem geringeren Handelsvolumen fiir Solaranlagen wie
eventuell auch fiir andere durch den Handelsstreit tangierten Wirtschaftsgiiter zwischen
der EU und China gerechnet werden. Gleichwohl soll an dieser Stelle nicht unerwihnt
bleiben, dass die EU die eigene AuBlenhandelsposition zulasten Chinas ausschlielich
mittels eines einheitlich geltenden Antidumping-Zolls durchaus hétte verbessern und da-
mit sogar die vorher dargelegten volkswirtschaftlichen binneneuropéischen Verwerfun-
gen hitte kompensieren konnen. Aufgrund der Marktstellung Europas im Welthandel fiir
Photovoltaikanlagen wire ein Riickgang der weltweiten Gesamtnachfrage inhdrent zu
dem der Importnachfrage, wodurch der durchschnittliche Weltmarktpreis de facto sinken

36 Vgl. Lu, Y./Tao, Z./Zhang, Y., How Exporters Respond to Antidumping Investigations, Méarz 2013,
http://www.fas.nus.edu.sg/ecs/events/seminar/seminar-papers/20Mar13.pdf.

37 Zu negativen Effekten vgl. Prognos AG, Management Summary: The Impact of Anti-Dumping and /or
Countervailing Measures on Imports of Solar Modules, Cells and Wafers from China on EU Employ-
ment and Value Added (im Auftrag der Allianz fiir Bezahlbare Sonnenenergie e.V. (AFASE)),
Basel/Berlin, 11. Februar 2013. Zu positiven Effekten vgl. EU-Kommission, MEMO/13/498, 4. Juni
2013, S. 5; PWC, Review of Prognos' Study published in the course of the EU antidumping and anti-
subsidy investigations on imports of photovoltaic products from China (im Auftrag von EU ProSun),
2013.

38 Vgl. Konings, J./Vandenbussche, H., Heterogeneous Responses of Firms to Trade Protection, Journal
of International Economics 76(2), 2008, S. 371-383. Der Gedanke, dass Protektionismus unter Um-
stinden einen Aufholprozess in Gang setzen kann, geht auf den klassischen List’schen Erziehungszoll
zuriick; vgl. Maennig, W., Aussenwirtschaft: Theorie und Politik, 2. Aufl., Miinchen 2013, S. 167 ff.
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wirde. Ein geringerer Weltmarktpreis wiederum wiirde den Anreiz fiir chinesische Ex-
porteure mindern, Photovoltaikanlagen auflerhalb Chinas anbieten zu wollen, wodurch
die innerhalb Chinas gehandelte bzw. nachgefragte Menge ansteigen diirfte. Damit ergé-
ben sich Preissenkungen auf dem chinesischen Markt, welche ungefdhr der Hohe des
Zollniveaus entsprechen miissten, damit chinesische Unternehmen bei Exporten in die
EU wirtschaftlich nicht schlechter gestellt werden als vor der Einfithrung eines Anti-
dumping-Zolls. Die Folge wire ein aus Sicht der EU besseres internationales Tauschver-
héltnis von importierten zu exportierten Giitern gewesen, den sog. Terms of Trade. Die
durch die EU erzielten Zolleinnahmen hitten in diesem Fall unter gegebenen Umstén-
den die negativen inlidndischen Zolleffekte kompensieren konnen. Die EU hitte sich
folglich durch Beeinflussung des durchschnittlichen Weltmarktpreises eine giinstigere
Handelsposition fiir Photovoltaikanlagen zulasten Chinas verschaffen konnen. Letzteres
ist aber theoretischer Natur und wire, wenn iiberhaupt, nur von duflerst kurzer Verweil-
dauer gewesen, da China bereits unmittelbar Gegenmaflnahmen angekiindigt hatte, wel-
che die potenziellen Kompensationsgewinne zunichtegemacht und in toto zu einem ne-
gativen Handelsergebnis fiir beide Seiten gefiihrt hitte. Bei einem Mindestpreis und ei-
ner Einfuhrbeschrinkung — wie gegenwirtig vereinbart — lassen sich hingegen keine
Einnahmen generieren, weshalb die durch diese handelshemmenden Maflnahmen ausge-
16sten wohlfahrtsschidigenden Markteffekte finanziell nicht ausgeglichen werden kon-
nen. Aus (wettbewerbs-)okonomischen und volkswirtschaftlichen Gesichtspunkten sind
ein Antidumping-Zoll sowie ein Mindestpreis in Verbindung mit einer Einfuhrbeschrin-
kung insoweit kritisch zu sehen.*

32. Auch wenn die Europédische Kommission in ihren fortlaufenden Ermittlungen ein
missbrauchliches Verhalten Chinas bei der Forderung der heimischen Exportunterneh-
men schlussendlich feststellen sollte, konnten Befiirchtungen hinsichtlich einer zukiinf-
tig verstarkten Handelsabhingigkeit von China das eigentliche Motiv fiir die Erhebung
des Antidumping-Zolls gewesen sein.* Dies ist umso bedeutender, da China bereits
nach den USA Europas zweitwichtigster Handelspartner sowie bedeutendster Importeur
in 2012 war.*' Gleichwohl war das Reaktionsverhalten Chinas gegeniiber Europa antizi-
pierbar, hatte China schlieBlich seinerseits mit der Er6ffnung von Priifungsverfahren un-
mittelbar folgend auf die Einleitung von Antidumping-Priifungsverfahren auf Einfuhren
von chinesischen Solaranlagen in die USA in 2011 reagiert.*> Seit Mai 2012 erhebt die
USA Zolle zwischen 31 % und 250 % auf chinesische Importe von Solarmodulen, was
wiederum mit neuen Priifungsverfahren seitens Chinas beantwortet wurde.” Beachtet

39 Vgl. Breuss, F., WTO Dispute Settlement: An Economic Analysis of four EU-US Mini Trade Wars,
Journal of Industry, Competition and Trade 4(4), 2004, S. 275-315.

40 Vgl. EU-Kommission, MEMO/13/498, 4. Juni 2013, S. 4: ,,SchlieBlich besteht, wenn keine MafBnah-
men verhidngt werden, die ernste Gefahr, dass die EU von Einfuhren aus China vollig abhingig
wird ..., sowie S. 5: ,,Folglich wiirde fehlender Wettbewerb auf dem EU-Markt rasch zu einer Ab-
héngigkeit von den chinesischen Lieferungen und ihrer Warenqualitét fithren.

41 Vgl. EU-Kommission, China: EU bilateral trade and trade with the world, 23. Mai 2013, http://
trade.ec.europa.eu/doclib/docs/2006/september/tradoc_113366.pdf.

42 Vgl. Das Handelsministerium der Volksrepublik China, Das Handelsministerium iiberpriift die ameri-
kanische Unterstiitzungspolitik und die Subventionsmaflnahmen fiir erneuerbare Energien, Pressemit-
teilung vom 29. November 2011. Vorausgegangen war die Einreichung eines Priifungsantrags seitens
der SolarWorld Industries America Inc. beim Handelsministerium der Vereinigten Staaten am 19. Ok-
tober 2011.

43 Vgl. U.S. Department of Commerce, International Trade Administration, Fact sheet, Commerce finds
dumping and subsidization of crystalline silicon photovoltaic cells, whether or not assembled into mo-
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werden sollte in diesem Kontext auerdem das Potenzial einer Ausweitung des Konflik-
tes auf Beziehungen zu anderen Handelspartnern Europas samt entsprechenden Riick-
wirkungen.*

33. Mit den Ausfiihrungen zur gegenwirtigen Auflenhandelsproblematik bei Importen
von Solaranlagen zwischen der EU und China soll verdeutlicht werden, dass Marktein-
griffe, sei es durch die Einfiihrung eines Zolls, eines Mindestpreises oder anderer Han-
delshemmnisse, einem unverfialschten und wirksamen Wettbewerb entgegenstehen, auch
wenn sie nach geltendem Recht zuldssig sind. Die Erfahrungen im In- und Ausland ha-
ben gezeigt, dass die verfolgten Ziele der Einfiihrung von handelshemmenden MaBnah-
men die 6konomischen und politischen Folgekosten in keiner Weise rechtfertigen. An-
hand der hier vorgenommenen 6konomischen Analyse konnte die Monopolkommission
Indizien fiir wettbewerbs- bzw. marktbasierte Ursachen finden, welche die bisherigen
Entwicklungen auf den relevanten Mérkten der Photovoltaik erkldaren konnen.

Die Monopolkommission spricht sich daher gegen den Einfuhrzoll und gegen den Min-
destpreis einschlieBlich einer Einfuhrbeschrankung auf Solaranlagen aus China aus. Die
Monopolkommission begriifit zwar tendenziell einvernehmliche Lésungen, konnen die-
se schlieBlich zukiinftige 6konomische wie politische Verwerfungen vermeiden, gleich-
wohl beinhaltet der gefundene Kompromiss weiterhin Maflnahmen, die handelshem-
mende und damit wohlfahrtsschidigende Wirkungen entfalten konnen. Nach Auffassung
der Monopolkommission werden durch den zum bereits geltenden Einfuhrzoll parallel
geltenden Mindestpreis samt Einfuhrbeschrinkung ebenfalls Wettbewerbsverzerrungen
im Aullenhandel ausgelost. Die Monopolkommission begriifit an dieser Stelle hingegen
ausdriicklich die friihzeitige Positionierung der Bundesregierung gegen einen solchen
Zoll sowie fiir institutionelle Rahmenbedingungen im Sinne eines unverfélschten und
wirksamen Wettbewerbs.* Sie appelliert an die Bundesregierung, sich auch weiterhin
fur ein Mehr an Wettbewerb im internationalen Handelsverkehr einzusetzen, um dkono-
mischen Schaden von allen Beteiligten abzuwenden.

34. In Anbetracht der Diskussionen um die teilweise engen personellen Verflechtungen
zwischen Politik und Wirtschaft wird am Beispiel der Zolle einmal mehr deutlich, wel-
che Konsequenzen eine unmittelbare Einflussnahme von Unternehmensvertretern, wie
z.B. im konkreten Fall von EU ProSun, auf die (wirtschafts-)politische Willensbildung
und schlussendlich auf die Marktentwicklung haben kann. Die Monopolkommission
macht vor diesem Hintergrund deutlich, dass das Protegieren der Photovoltaik gegen-
iiber anderen Formen erneuerbarer Energien simtlichen Wettbewerbszielen entgegen-
steht. Eine einseitige Forderung ist nicht nur dulerst kostenintensiv, sondern steht vor
allem wohlfahrtsokonomischen Effizienzerwédgungen entgegen. Die Forderung von
Grundlagenforschung ist keinesfalls zu reduzieren, ganz im Gegenteil. Sie ist notwen-

duls from the People's Republic of China, http://ia.ita.doc.gov/download/factsheets/factsheet prc-
solar-cells-ad-cvd-finals-20121010.pdf; Das Handelsministerium der Volksrepublik China, Entschei-
dung iiber die Untersuchung gegen die Unterstiitzungsmafnahmen und Subventionen der USA fiir die
erneuerbare Energie, Pressemitteilung vom 28. Mai 2012.

44 Vgl. Brown, C.P./Crowley, M.A., Policy externalities: How US antidumping affects Japanese exports
to the EU, European Journal of Political Economy 22(3), 2006, S. 696-714.

45 Vgl. BMWi, Rosler trifft chinesischen Ministerpriasidenten Li Keqiang, 27. Mai 2013, http://www.bm
wi.de/DE/Themen/aussenwirtschaft,did=577910.html, sowie Reuters Deutschland, Rosler warnt EU s
charf vor Solar-Strafzéllen, 04. Juni 2013, http://de.reuters.com/article/domesticNews/idDE-
BEE95302H20130604.
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dig, da sie vor allem in forschungsintensiven Branchen zur Generierung von Produktin-
novationen und damit einhergehend von wohlfahrtsférdernden Effizienzen beitrégt, die
durch den Privatsektor zumindest in der kurzen Frist tendenziell nicht mdglich wéren.
Sie ist jedoch weniger selektiv auf die Photovoltaik als vielmehr auf effizientere Formen
der Energiegewinnung auszurichten. Die Bundesregierung sollte insbesondere die jiings-
te auBlenpolitische Entwicklung zum Anlass nehmen, den technologischen Wettbewerb
unter erneuerbaren Energien prinzipiell zu fordern, indem Subventionsmechanismen
durch wettbewerbliche Strukturen ersetzt werden. Die Monopolkommission hat hierzu
in Abschnitt 3.3.3 verschiedene Mdoglichkeiten detailliert beleuchtet.
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2. Marktanalyse Energieerzeugung und Groffhandel
2.1 Aktueller Stand des europdischen Binnenmarktes fiir Strom und Gas

35. Die Integration nationaler Mérkte zu einem europdischen Binnenmarkt bietet im
Energiesektor erheblichen volkswirtschaftlichen Nutzen. Aus wohlfahrtsokonomischer
Sicht begriindet sich dies vor allem auf allokationstheoretischen Vorteilen groBerer
Mirkte und auf dynamischen Vorziigen der Schaffung und Ausweitung des Wettbewerbs
bei Gas und Strom.

36. Zur Verwirklichung eines europdischen Energiebinnenmarktes hat die Europdische
Union seit 1996 eine Reihe von Anstrengungen unternommen und insbesondere durch
drei Legislativpakete auf die Harmonisierung und Liberalisierung der européischen
Mirkte fiir Strom und Gas hingewirkt. Das letzte, 2009 verabschiedete dritte Richtlini-
enpaket sollte urspriinglich bis zum 3. Mirz 2011 von den Mitgliedstaaten vollstindig
umgesetzt sein. Faktisch ist dies jedoch bis heute in vielen Mitgliedstaaten noch nicht
erfolgt.*® Am 4. Februar 2011 versténdigte sich der Europdische Rat zudem auf das ehr-
geizige Ziel, den Energiebinnenmarkt bis 2014 zu vollenden und sicherzustellen, dass es
keine ,,Energieinseln” in der EU gibt. Zuletzt hat die Europdische Kommission am 15.
November 2012 in einer Mitteilung an das Européische Parlament, den Rat, den Euro-
pdischen Wirtschafts- und Sozialausschuss und den Ausschuss der Regionen die Fort-
schritte bei der Verwirklichung des EU-Binnenmarktes dokumentiert. Die Européische
Kommission ist dabei zu einem geteilten Ergebnis gekommen.*” Zwar wurde hervorge-
hoben, dass Verbraucher nun vielfach tiber Wahlmdglichkeiten verfiigen und Grof3han-
delsmirkte vergleichsweise liquide und transparent geworden sind; auf der anderen Sei-
te bestiinden jedoch weiterhin Defizite bei der Harmonisierung, die angegangen werden
mussten.

37. Tatséchlich ist das Ziel der Verwirklichung eines Energiebinnenmarktes nicht in je-
dem Punkt klar umrissen. Zwar wird stets deutlich, dass z.B. mdglichst liquide und
wettbewerbsfiahige Grohandelsmérkte geschaffen werden sollen. Weniger eindeutig ist
jedoch, wie sich der Gemeinsame Markt letztendlich darstellen soll. Grundsitzliche
Aspekte betreffen dabei etwa die Fragen, ob es auch langfristig bei einer Beibehaltung
der Engpésse zwischen verschiedenen Landern oder Regionen bleiben soll, d.h. ob le-
diglich eine (optimale) Kopplung dieser Gebiete vorgenommen wird, und welcher Grad
der Harmonisierung von Marktzugangsvorschriften angestrebt wird. Gerade im Hinblick
auf den letzten Punkt hat die Europdische Union durch das dritte Richtlinienpaket wich-
tige Vorgaben gemacht, indem nun mithilfe einer neuen Behorde, der Agency for the
Cooperation of Energy Regulators (ACER), und dem europédischen Zusammenschluss
der Ubertragungs- bzw. Fernleitungsnetzbetreiber (European Network of Transmission
System Operators, ENTSO-G (Gas) bzw. ENTSO-E (Elektrizitit)) diverse Anwen-
dungsvorschriften — sog. Netzkodizes — erarbeitet wurden bzw. werden sollen.*® Durch

46 Im September 2011 leitete die Europdische Kommission daher wegen verspiteter Umsetzung der
Richtlinien aus dem dritten Energiepaket 17 Vertragsverletzungsverfahren im Zusammenhang mit
Elektrizitit sowie 18 Vertragsverletzungsverfahren im Zusammenhang mit Gas ein.

47 Vgl. EU-Kommission, Ein funktionierender Energiebinnenmarkt, Briissel, 15. November 2012,
COM(2012) 663 final.

48 Vgl. Abschnitt 4.3.2.2.
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diese Maflnahmen will die Europdische Union darauf hinwirken, die Binnenmarktziele
zu erreichen.

38. Fiir die Beurteilung der Wettbewerbssituation im EnergiegroBhandelssektor ist die
bisherige Entwicklung der Marktharmonisierung, die durch die verschiedenen Initia-
tiven erzielt wurde, von groer Bedeutung. Es stellt sich nunmehr die Frage, ob die Inte-
gration europdischer Mérkte schon so weit fortgeschritten ist, dass etwa auch bei der Be-
urteilung kartellrechtlich relevanter Fragestellungen bereits von europdischen Markten
oder landeriibergreifenden Marktgebieten ausgegangen werden kann, und ob in diesen
Mairkten Konzentration bzw. Marktmacht festzustellen ist. Der aktuellen Entwicklung
geht die Monopolkommission im Folgenden nach.

2.1.1 Entwicklung des europiischen Gasbinnenmarktes: Sukzessive Liquiditiits-
steigerung

39. Der Wettbewerb in den europdischen Gasmédrkten nimmt zwar weiter Formen an,
gleichwohl ist die Wettbewerbsintensitdt auf den Gasmaérkten im Vergleich zu der auf
den Strommaérkten bis dato niedriger und der Handel konzentriert sich besonders auf
einzelne Zonen und kooperierende Fernleitungsnetze. Eine wichtige Ursache liegt in der
fiir eine ldnderiibergreifende Marktintegration notwendigen Harmonisierung der institu-
tionellen Rahmenbedingungen, welche vergleichsweise schleppend vorankam.* Einheit-
liche Bedingungen des Markteintritts sollen dabei die Barrieren des Marktzutritts herab-
setzen und einen wichtigen Beitrag zur Verwirklichung der Binnenmarktziele leisten.
Folglich spielt die zeitnahe Implementierung tragfahiger, aber stets an die Marktbediirf-
nisse adjustierbarer Regulierungsvorschriften (vgl. Abschnitt 4.3) eine wesentliche Rol-
le, um einen europdischen Binnenmarkt fiir Gas zu forcieren. Der binneneuropdischen
Marktentwicklung vorausgehend spielt der Wettbewerb bei der Beschaffung von Gas
eine essenzielle Rolle. Gegenwiértig wird Gas hauptsidchlich via Pipelines importiert.
Neue technologische Fortschritte insbesondere beim Transport von Fliissiggas (Lique-
fied Natural Gas, LNG) sowie bei der Forderung von Schiefergas konnen dabei maf3geb-
liche Impulse sowohl unmittelbar fiir den Wettbewerb um den effizientesten Gastypus
wie auch mittelbar fiir den Wettbewerb im Gashandel setzen. Verschiedene Aspekte hat
die Monopolkommission nachfolgend evaluiert.

2.1.1.1 Marktintegration und Liquiditit

40. Fiir die Funktionsféhigkeit des Wettbewerbs auf den Mérkten fiir Erdgas sind liquide
GroBhandelsmérkte unerldsslich. Ein ausreichend hohes Mal3 an Liquiditit, d.h. Trans-
aktionsintensitét, erhoht die Flexibilitdt der Marktakteure, sich auch sehr kurzfristig mit
bendtigten Gaskapazititen an den Spotmaérkten eindecken zu konnen. Zugleich signali-
siert eine hohe Marktliquiditit das Vorliegen wettbewerblicher Strukturen und steigert
den Anreiz fiir potenzielle Marktakteure, am Handel partizipieren zu wollen respektive
zu konnen. Eine Harmonisierung der Erdgasmarktgebiete erscheint — wie von der Mo-

49 Wihrend beispielsweise auf einigen europdischen Strommaérkten seit Jahren eine implizite, ldnder-
iibergreifende Bewirtschaftung von Kapazititsengpéssen an Marktgebietsgrenzen mittels sog. Market
Coupling anhand von Auktionsverfahren geregelt wird (vgl. Abschnitt 2.1.1.2), wurde im Gassektor
erst in diesem Jahr eine Plattform fiir den expliziten, landeriibergreifenden Handel von Transportkapa-
zitdten implementiert (vgl. Abschnitt 4.3.1.2).
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nopolkommission vorgeschlagen™ — die effektivste Moglichkeit zur Forderung der Li-
quiditit, der Versorgungssicherheit, der Produktvielfalt und damit schlussendlich des
Wettbewerbs.

41. In Deutschland setzt sich die Harmonisierung der Gasmérkte weiter fort. So existie-
ren seit dem 1. Oktober 2011 durch die Zusammenlegung der ErdgasgroB3handelsmérkte
GASPOOL und Aequamus nur noch zwei Marktgebiete.”' In diesen Marktgebieten voll-
zieht sich der gemeinsame Handel mit Erdgas unterschiedlicher Qualitit™, L-Gas und
H-Gas, an sog. virtuellen Handelspunkten (VHP). Den Héandlern und Netznutzern wird
durch die VHP ermdglicht, Erdgas innerhalb des Marktgebietes zu handeln, ohne die fiir
den physischen Transport notwendigen Kapazititen in Anspruch nehmen zu miissen.
Die Handelsgeschifte werden hingegen entweder an der European Energy Exchange
(EEX) in Leipzig oder auBlerborslich durch den OTC-Handel realisiert. Wahrend das an
der EEX gehandelte Gasvolumen gerade einmal 3 % des gesamten Handelsvolumens
entspricht, entfallen die restlichen 97 % auf den auBerbérslichen Handel.” Gleichwohl
driickte sich die absolut wie relativ gestiegene Marktgrofe beider verbliebener dominan-
ter Marktgebiete, GASPOOL und NCG, zeitnah in einem groBeren Handelsvolumen
aus. Wihrend sich das Volumen auf den Spotmairkten, die Geschéfte fiir denselben Tag
(intraday), den Folgetag (Day-ahead) sowie den iliberndchsten Tag (next-but-one) anbie-
ten, in 2010 auf ca. 15 TWh belief, betrug es in 2012 bereits 36 TWh; auf den Termin-
mirkten, die Geschifte mit Derivaten anbieten, stieg das Handelsvolumen von 32 TWh
auf 39 TWh (vgl. Abbildung 2.1).

42. Als Indikator fiir die Liquiditit von Handelsmérkten wird die sog. ,,Churn Rate* ver-
wendet. Sie misst das Verhéltnis der auf den VHP gehandelten Mengen an Erdgas zu
den physisch transportierten Mengen an Erdgas. Eine héhere Churn Rate wiirde folglich
bedeuten, dass der (fiktive) Handel mit der physisch (fixen) Menge an Erdgas zugenom-
men hat, was zum einen auf eine gestiegene Anzahl an Héndlern und Netznutzern
und/oder zum anderen auf eine hohere Handelsintensivitit derselben Marktakteure zu-
riickzufiihren ist. Unabhingig von der Ursache ist eine hohere Churn Rate mit einer re-
lativ hoheren Marktflexibilitdt verbunden. Diese scheint sich in Deutschland durch die
Fusionierung der Marktgebiete erhoht zu haben. Ein intertemporaler Vergleich der je-
weiligen Churn Rates bei den Marktgebieten NCG und GASPOOL zeigt, dass sie ab
Oktober 2011 merklich angestiegen sind.* Die Churn Rates variieren aber auch zwi-
schen den Marktgebieten NCG und GASPOOL sowie zwischen den Erdgasqualititen,
L-Gas und H-Gas. Im Marktgebiet NCG lagen die Churn Rates fiir H-Gas in den letzten
zwel Jahren fast ausnahmslos deutlich {iber einem Wert von 3, wohingegen im Marktge-
biet GASPOOL die Churn Rates stets niedriger waren. Bei L-Gas ist dagegen ein signi-
fikanter Gebietsunterschied nicht festzustellen. Sichtbar wird jedoch, dass die Churn
Rates in beiden Marktgebieten fiir H-Gas iiberwiegend doppelt so grofl waren wie fiir

50 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 555 f.

51 Nach § 21 Abs. 1 GasNZV wiren MaBBnahmen zur Reduzierung auf zwei Marktgebiete in Deutsch-
land bis zum 1. August 2013 notwendig gewesen.

52 Es bestehen aufgrund der physikalischen Disparitdt beider Gastypen technische Restriktionen, deren
Netzkosten sachgerecht zu allokieren sind. So gilt seit der ersten qualitétsiibergreifenden Marktimple-
mentierung am 1. April 2011 das von der Bundesnetzagentur eingefiihrte zweistufige Konvertierungs-
system; vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 269 f.

53 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, 5. Februar 2013, S. 159.

54 Vgl. GASPOOL, http://www.gaspool.de/hub_churn_rate.html?&L=1; NCG, http://datenservice.net-
connect-germany.de/ChurnRate.aspx?Mandantld=Mandant Ncg&rdeLocaleAttr=de.
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L-Gas. Grund hierfiir diirfte die sinkende inldndische Produktion von L-Gas sowie die
Ankiindigung eines niederldndischen GroBimporteurs sein, die Exportleistung von L-
Gas nach Deutschland bis 2021 erheblich reduzieren und bis 2030 vollends einstellen zu
wollen. Der Anreiz zum Handel mit L-Gas diirfte demnach erheblich gemindert worden
sein. Verglichen mit dem belgischen Handelsplatz Zeebriigge, der eine Churn Rate in
2011 von durchschnittlich 4,8 aufwies®, sowie mit dem niederldndischen Handelsplatz
TTF, der Churn Rates in den letzten zwei Jahren von nahezu stets iiber 4 besaB,> liegen
die deutschen Handelsplédtze in der Liquiditdt trotz steigender Tendenz aber noch zu-
riick. Auch beim Handelsvolumen miissen NCG und GASPOOL anderen europdischen
Handelspldtzen wie dem britischen Hub National Balancing Point (NBP) und dem TTF
den Vorrang lassen.”’

Abbildung 2.1:

Entwicklung des Gashandelsvolumens an der EEX fiir die Markt-
gebiete NCG, GASPOOL und TTF

TWh m Spot Market = Derivates Market

39
40 - 36
35 32

2010 2011 2012

Quelle: EEX, https://cdn.eex.com/document/125130/Broschuere Produkte Dienstleistungen EEX web DE.pdf;
Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 556

43. Die Monopolkommission begriiit die in Deutschland stattgefundene Zusammenle-
gung der Marktgebiete, da sie die Liquiditét in den beiden verbleibenden Marktgebieten
erhoht und einen wesentlichen Beitrag zur Funktionsfahigkeit der Mérkte sowie zur For-
derung des Wettbewerbs geleistet hat. Bei der geringen Liquiditdt von L-Gas sieht die
Monopolkommission Handlungsbedarf, insbesondere im Hinblick auf die weitere Ent-
wicklung; eine rechtzeitige technische wie versorgungsgerechte Umstellung auf H-Gas
scheint geboten. Ebenso sollte weiter versucht werden, Effizienzpotenziale auszuschop-
fen, um die Liquiditét insgesamt — insbesondere im Vergleich zu anderen europdischen
Handelsplatzen — zu steigern. Eine Fusionierung der verbliebenen Marktgebiete, GAS-
POOL und NCG, ist aufgrund der jiingst gemachten positiven Erfahrungen bei der letz-

55 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 207.
56 Vgl. GASPOOL, GASPOOL-Hub (Prisentation), BKV-Forum, Berlin, 4. Juni 2013.
57 Vgl. Gasunie Transport Services b.v., Transport Insights 2012, S. 27.
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ten Marktgebietszusammenlegung in 2011 zu diskutieren — auch im Hinblick auf eine
europaweite Marktintegration.

2.1.1.2 Gaspreise: Aktuelle Entwicklungen

44. Neben dem Handelsvolumen spielen die Preise flir Erdgas eine gleichermallen wich-
tige Rolle fiir die Liquiditit eines Marktes. Die Handelsprodukte fiir Gas unterscheiden
sich dabei vornehmlich in Bezug auf die Laufzeiten und damit eng verkniipft auf die Er-
fiillungszeitpunkte. Hieraus resultieren — je nach Markt und zugrunde liegenden Kondi-
tionen — Volatilititen bei den Gaspreisen. Wihrend die Preise auf Spotmérkten tendenzi-
ell die gegenwirtigen Marktbedingungen der Nachfrage- und Angebotsseite reflektieren,
inkludieren die Preise auf Terminmaérkten die in den Kontrakten maf3geblich einflieBen-
den individuellen Erwartungen bzw. Prognosen iiber zukiinftige Marktentwicklungen
und entsprechen daher stirker den faktischen Bezugspreisen. Eine Vergleichbarkeit der
gehandelten Gaspreise auf Spotmirkten erscheint jedoch aufgrund des relativ héheren
Homogenititsgrades der gehandelten Gasprodukte im Vergleich zu denen auf Termin-
mérkten geeigneter.

45. So oszilliert der am Spotmarkt ermittelte Tagesreferenzpreis, welcher fiir die Ab-
rechnung von Ausgleichsenergieentgelten herangezogen wird, fiir die Marktgebiete
GASPOOL, NCG und TTF in den letzten zwei Jahren um den Wert von 25 Euro/MWh
(vgl. Abbildung 2.2), mit leicht ansteigender Tendenz. Dabei sind nur marginale Unter-
schiede in den Preispfaden der Marktgebiete zu erkennen, ein Gleichlauf ist offensicht-
lich. Dennoch sind vereinzelt extreme Ausreifler bei Werten von nahezu 15 Euro/MWh
sowie von nahezu 40 Euro/MWh festzustellen.

Abbildung 2.2:
Entwicklung der Tagesreferenzpreisevon GASPOOL,
NCG und TTF
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Quelle: EEX, http://www.eex.com/de/Marktdaten/Handelsdaten/Erdgas/tagesreferenzpreis-und-index/Natural%20
Gas%20Chart%20|%20Referenzpreise/gas-average-chart/2013-06-17/a/NCG/GPL/TTF

46. Entscheidend fiir eine solche Preisanalyse und damit fiir die Funktionsfahigkeit der
GroBhandelsmirkte fiir Erdgas ist, die marktrelevanten und maB3geblichen Determinan-
ten zu eruieren. Hierbei konnen sowohl nachfragebedingte als auch angebotsbedingte
Faktoren infrage kommen. Wéhrend die Nachfrage nach Erdgas in Deutschland in den
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letzten Jahren bis einschlieBlich 2012 zuriickgegangen ist, stieg sie in anderen Léndern
Europas.”® So diirfte zu erwarten sein, dass die Preise tendenziell — zumindest in
Deutschland — sinken. Dieser Markteffekt wére nur in zwei Fillen zu beobachten: ers-
tens, wenn das Angebot nicht um mindestens dasselbe Ausmal fallen, und zweitens,
wenn die Nachfrageseite nur eingeschrdnkt auf Preisveranderungen, z.B. bei einer gerin-
gen Bereitschaft zu einem Wechsel des Gasanbieters, reagieren wiirde. Letzteres ist die
Ursache von Marktmacht. Zutreffend hierbei ist, dass Deutschland und die EU aufgrund
geologischer und topografischer Restriktionen auf Importe, vornehmlich aus Russland
und Norwegen, auch in 2012 angewiesen waren. Dies fiihrt — insbesondere durch lang-
fristige Liefervertrdge und eine geringe Transportflexibilitdt bei Pipelinegas — unmittel-
bar zu Handelsabhingigkeiten, was mit einer gesteigerten Marktmacht der gasexportie-
renden Linder einhergeht.*

47. Zur (gewiinschten) Diversifizierung bei den Gasimporten konnen technologische
Fortschritte beim Transport von LNG) sowie bei der Forderung von Schiefergas zukiinf-
tig beitragen. So ist der Transport von LNG mittels Tanker im Vergleich zu konventio-
nellem Erdgas nicht hauptsichlich durch die bestehende Pipelinestruktur begrenzt, son-
dern kann iiber Wasserwege anderweitig bezogen werden. Da die Anzahl an LNG-Ter-
minalhédfen gestiegen ist, welche notwendig sind, um den Aggregationszustand des Erd-
gases fiir den Tankertransport von gasformig zu fliissig (und umgekehrt) zu dndern, sind
die Transportkosten weiter gesunken. Der Anreiz, LNG nach Europa zu importieren, ist
demzufolge gestiegen, was sich in den letzten Jahren auch in dem gestiegenen Im-
port-Mix von Erdgas zugunsten von LNG niedergeschlagen hat.®* Gleichwohl bestehen
auch beim Auflenhandel mit LNG Abhéngigkeiten von einzelnen Exportnationen, in
dem Fall zu Katar, Nigeria und Algerien. Zudem diirfte die in jiingster Vergangenheit
massive Produktionsexpansion von Schiefergas in den USA® samt hoherem Verbrauch
die Nachfrage nach LNG auf dem Weltmarkt erheblich gemindert haben. Die nun nicht
mehr benodtigten Mengen an LNG diirften zunichst, ceteris paribus, niedrigere Preise
von LNG und infolgedessen auch niedrigere Preise von konventionellem Erdgas bedingt
haben, was in der seit 2009 vorherrschenden sog. ,,Gasschwemme®, dem tiiberdurch-
schnittlich starken Preisverfall von konventionellem Erdgas auf Spotmaérkten, miindete.
Es erscheint zudem sehr wahrscheinlich, dass Schiefergas aufgrund der verbesserten
Fordertechniken zukiinftig verstirkt aus den USA und China nach Europa importiert
werden kann und die Gaspreise generell beeinflusst.

Wie sich die Produktion und auch die Preise von konventionellem Erdgas, LNG und
Schiefergas zukiinftig entwickeln werden, bleibt abzuwarten®’, da neben technologi-
schen Innovationen in der Forderung und dem Transport vor allem auch geopolitische
Faktoren maflgeblich sind. Ebenso sind etwaige Riickkopplungseffekte auf die Erddl-
preise nur eingeschrinkt prognostizierbar. Gleichwohl begriilt die Monopolkommis-

58 Vgl. BP, BP Statistical Review of World Energy, June 2013, S. 20 f.

59 Vgl. zu einer ausfiihrlicheren Analyse Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.0., Abschnitt
5.2.2.

60 Vgl. eurogas, Statistical Report 2012, S. 7.

61 Vgl. European Commission’s Joint Research Centre, Unconventional Gas: Potential Energy Market
Impacts in the European Union, 2012, S. 24.

62 Vgl. International Energy Agency, Golden Rules for a Golden Age of Gas, World Energy Outlook
Special Report on Unconventional Gas, 2012, S. 128 f.
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sion® erneut die stetig steigende Angebotsvielfalt beim Erdgas durch LNG und Schie-
fergas vorbehaltlich der zu kldrenden 6kologischen Sachfragen. Von dem aus Sicht des
Verbrauchers durch den relativ hohen Substituierungsgrad der Erdgastypen induzierten
Wettbewerbsdruck sollte zumindest auch in naher Zukunft eine Verbesserung wettbe-
werblicher Bedingungen bei der Gasbeschaffung ausgehen. Davon unberiihrt bleiben
aber notwendige, vornehmlich institutionell bedingte Schritte zur Schaffung adidquater
Wettbewerbsstrukturen beim Bezug von Erdgas via Pipelines, der weiterhin die vorherr-
schende Beschaffungsform bei Erdgas darstellt.

2.1.2 Entwicklung des europdiischen Strombinnenmarktes:
Geografische Marktabgrenzung

48. Ein wesentlicher Vorteil eines europédischen Binnenmarktes fiir Strom ist insbeson-
dere in der Zunahme des Wettbewerbs zwischen den — in den vormals kleinteiligen na-
tionalen Mérkten agierenden — Unternehmen zu sehen.* Nach Beginn des Liberalisie-
rungsprozesses im Stromsektor in der zweiten Hélfte der 1990er Jahre verfiigten grof3e,
oftmals (ehemals) staatliche Energieversorger iiber hohe Marktmacht auf den grundsitz-
lich liberalisierten Markten. Die Ursache lag in erheblichen Marktzutrittsbarrieren, wel-
che die potenziellen Wettbewerber oft daran hinderten, in den Markt einzutreten oder
ihre Marktanteile auszubauen.

Besonders betroffen war der Bereich der Stromerzeugung.® Die starke Stellung einzel-
ner Unternehmen auf diesem Markt war in den vergangenen Jahren mehrfach im Fokus
der Diskussion iiber einen moglichen Missbrauch von Marktmacht, der von der Mono-
polkommission in ihren Sondergutachten zum Energiesektor stets ausfiihrlich analysiert
wurde.® In der Vergangenheit wurde dabei von einem weitgehend unabhéngigen deut-
schen Markt ausgegangen, der nur in Bezug auf Osterreich mit Anbietern aus dem Aus-
land hinreichend integriert war, um den Verhaltensspielraum von Anbietern in Deutsch-
land nennenswert zu beeinflussen.

Die Entwicklung des europdischen Binnenmarktes spielt vor diesem Hintergrund eine
erhebliche Rolle, da supranationale Mirkte fiir elektrische Energie und die Konkurrenz
zwischen europdischen Anbietern zu einer Verdnderung der Machtverhéltnisse und mog-

63 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 576.

64 Die volkswirtschaftlichen Effekte eines gemeinsamen Marktes werden klassischerweise im Rahmen
der orthodoxen Zollunionstheorie bzw. entsprechender Partialmodelle untersucht, die typischerweise
allokationstheoretische Vorziige einer Marktintegration in den Mittelpunkt stellen. Spéter wurden auch
Modelle entwickelt, die z.B. Wirkungen von Marktmacht und Skaleneffekte beriicksichtigen und da-
bei insbesondere Vorziige eines gemeinsamen Marktes bei einer Zunahme des Wettbewerbs darstellen.

65 Der entsprechende sachlich relevante Markt wird dabei etwa vom Bundeskartellamt seit dem Jahr
2006 als sog. Erstabsatzmarkt definiert. Ausgangspunkt war die Untersagung des Zusammenschluss-
verfahrens E.ON/Stadtwerke Eschwege und das sich anschlieBende Beschwerdeverfahren. Bei der
Stromerzeugung hat sich das Bundeskartellamt auf die sachliche Abgrenzung eines Marktes fiir den
Erstabsatz von Elektrizitdt festgelegt, dem eine anbieterbezogene Betrachtung der Marktverhéltnisse
zugrunde liegt. Dieser Markt umfasst den erstmaligen Absatz aller Elektrizititsversorger aus eigener
Erzeugung sowie die Nettoimporte von Elektrizitit; vgl. BKartA, Beschluss vom 12. September 2003,
B8-21/03, WUW/E DE-V 823 ,E.ON/Stadtwerke Eschwege®; BGH, Beschluss vom 11. November
2008, KVR 60/07, WuW/E DE-R 2451 ,, E.ON/Stadtwerke Eschwege*®.

66 Vgl. Monopolkommission, Strom und Gas 2007: Wettbewerbsdefizite und zdgerliche Regulierung,
Sondergutachten 49, Baden-Baden 2008, Tz. 158 ff.; Strom und Gas 2009: Energiemirkte im Span-
nungsfeld von Politik und Wettbewerb, Sondergutachten 54, Baden-Baden 2009, insbesondere
Tz. 169 ff.; Sondergutachten 59, a.a.O, insbesondere Tz. 452 ff.
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licherweise auch zu einer Belebung des Wettbewerbs fiihren konnen. Insofern stellt sich
vor allem die Frage, ob die Entwicklung des europdischen Binnenmarktes im Hinblick
auf den StromgrofBhandel bereits soweit fortgeschritten ist, dass wettbewerbsdkono-
misch von einem integrierten europdischen Markt ausgegangen werden kann.

49. Verschiedene Studien haben in der Vergangenheit die Integration der europdischen
Strommaérkte vor dem Hintergrund der Frage beurteilt, ob der rdumlich relevante Markt
iiber das Gebiet der Bundesrepublik Deutschland hinausgeht. Kartellrechtlich bedeutend
ist hierbei die Sektoruntersuchung ,,Stromerzeugung/Stromgrof3handel* des Bundeskar-
tellamtes, in der die Behorde im Jahr 2011 dargelegt hat, dass der rdumlich relevante
Markt zu diesem Zeitpunkt auf das Gebiet Deutschlands und Osterreichs zu begrenzen
ist.” Vor dem Hintergrund der fortschreitenden Entwicklung des européischen Energie-
binnenmarktes stellt sich jedoch die Frage, ob diese Marktabgrenzung die Marktverhalt-
nisse weiterhin zutreffend beschreibt. So wurden insbesondere bei den mittlerweile zwi-
schen einzelnen nationalen Mirkten eingefiihrten modernen Verfahren der Engpassbe-
wirtschaftung wichtige Fortschritte erzielt, welche die Integration dieser Mérkte erheb-
lich befordert haben.

2.1.2.1 Kernproblem Netzengpiisse

Typischerweise wird die Eigenstdndigkeit nationaler Strommaérkte und im Besonderen
die des deutschen Marktes an zwei Aspekten festgemacht:

« zum einen an den unterschiedlichen Handelsbedingungen auf den europdischen
GroBhandelsmaérkten, z.B. den unterschiedlichen Borsenpldtzen, Handelszeiten,
Bedingungen fiir den Netzzugang und Auktionsregeln, die alle Marktschranken
fiir den Handel zwischen den Mitgliedstaaten darstellen konnen,

- zum anderen an den fiir die Durchleitung von Strom durch das europdische
Stromnetz an den nationalen Auflengrenzen in den meisten Fillen bestehenden
Engpissen, die den Handel stets volumenmaéBig begrenzen.

50. Wihrend sich z.B. die unterschiedlichen Handelsbedingungen mit der Umsetzung
der europdischen Richtlinienpakete und der Gestaltung einheitlicher Netzkodizes suk-
zessive nivellieren, kann ein Abbau des zweiten Hindernisses, der Netzengpdsse, ohne
physischen Ausbau der Netze nicht ohne Weiteres erreicht werden. Daher werden die
Engpésse an den Verkniipfungspunkten der jeweiligen Stromnetze — den Interkonnekto-
ren — als ein Kernproblem der Integration der GroBhandelsmérkte gesehen. Sie verhin-
dern, dass Handler zwischen beiden Stromnetzen ohne Einschrinkung Energie austau-
schen, um Arbitragemoglichkeiten zwischen den GroBhandelspreisen fiir Strom in bei-
den Gebieten zu nutzen. Sind die Interkonnektoren z.B. wegen Uberlastung fiir Héindler
nicht nutzbar, dann fiihrt dies dazu, dass die Anbieter von Strom in einem Land in die-
sem Moment unabhingig von potenziellen Erzeugungskapazititen in dem anderen Land
agieren konnen. Der Verhaltensspielraum der Anbieter eines Landes wird damit nicht
mehr durch das auslidndische Angebot kontrolliert. In Deutschland liegen solche Eng-
pisse an allen AuBengrenzen mit Ausnahme der Grenze zu Osterreich vor.

67 Vgl. BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroBhandel, Januar 2011, B10-9/09. Zuvor
ist das Bundeskartellamt auch zwischen Deutschland und Osterreich von zwei getrennten Markten
ausgegangen.
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51. Die bestehenden Engpésse stellen ein wesentliches Hindernis fiir die Verwirklichung
des Energiebinnenmarktes dar, das vor dem Hintergrund der Entwicklungen im Bereich
der Stromerzeugung derzeit groBer als kleiner wird. Wihrend die Ubertragungsnetze
durch den stetig wachsenden physikalischen Austausch zusehends beansprucht werden,
geht der Ausbau der Netzinfrastruktur nur zégernd voran. Vonseiten deutscher Ubertra-
gungsnetzbetreiber wird in diesem Zusammenhang vorgetragen, dass die Engpésse zwi-
schen Deutschland und den Nachbarlidndern in vielen Féllen nicht durch einen einseiti-
gen Ausbau der grenziiberschreitenden Leitungen von deutscher Seite zu beheben seien,
da auch die dahinterliegende Netzkonfiguration in den Nachbarldndern die Hohe der
verauktionierbaren Kapazitit begrenze.

52. Ein weiterer Einflussfaktor sind auch die im Zusammenhang mit der Energiewende
entstehenden und in Abschnitt ausfiihrlich thematisierten Netzungleichgewichte inner-
halb einzelner Staaten. Beispielsweise werden Netzengpisse durch den forcierten Aus-
bau von nicht steuerbaren Windkraftanlagen im Norden Deutschlands verschérft. Die
Uberschussmengen werden teilweise iiber die Netze der Nachbarstaaten abtransportiert.
In der Folge treten sog. ungeplante Ringfliisse (,,loop flows®) auf, die den kommerziel-
len Austausch zwischen den Léndern zum Teil erheblich beeintrachtigen.® Daneben
wurde gegeniiber der Monopolkommission vorgetragen, dass es infolge des Ausbaus der
erneuerbaren Energien zu einer Senkung der GroBhandelspreise und damit zu mehr Ex-
porten komme. Dies ldsst sich anhand der zur Zeit vorliegenden Preisdaten und Infor-
mationen iliber den zugrunde liegenden Merit-Order-Effekt allerdings nur eingeschrankt
nachvollziehen.”

2.1.2.2 Regionale Anniherung und Market Coupling zwischen europiiischen
Strommidirkten

53. Da die bestehenden Engpisse zwischen den nationalen Ubertragungsnetzen inner-
halb der EU nicht kurzfristig abzubauen sind, kann der europidische Energiebinnenmarkt
im Hinblick auf dieses Hindernis auch keine schnellen Fortschritte erzielen. Allerdings
soll das Zusammenwachsen der Markte dadurch verbessert werden, dass eine moglichst
optimale Nutzung der bestehenden Engpasskapazititen erfolgt. Ein Verfahren, das seit
einigen Jahren zunehmend Anwendung findet, ist das sog. Market Coupling. Hierbei
werden die Engpisse zwischen einzelnen Mérkten durch implizite Auktionen bewirt-
schaftet, was zu einer nahezu optimalen Auslastung der Engpasskapazitét fiihrt.” Die
genaue Umsetzung der Verfahren zur Optimierung der Grenziibergangskapazititen und
zur Durchfithrung der impliziten Auktionen sind vielfdltig und werden sukzessive ver-
bessert bzw. ausgeweitet.

54. Zur schrittweisen Anndherung an das Ziel des europdischen Energiebinnenmarktes
sind die europdischen Mirkte in verschiedene Marktregionen aufgeteilt, in denen zu-

68 Eine Folge war z.B., dass an der deutsch-polnischen Grenze keine kommerziellen Transportkapazitd-
ten mehr zur Verfligung gestellt wurden. Bis zur Fertigstellung der notwendigen Netzausbaumalinah-
men werden die negativen Auswirkungen der ,,Joop flows* nun mittels (durch bilaterale Ubereinkom-
men koordinierter) Redispatching-Mafinahmen reduziert, sodass eine stets zur Verfiigung stehende
Mindestkapazitit garantiert wird. Ein Abkommen zwischen den beteiligten Ubertragungsnetzbetrei-
bern auf deutscher und polnischer Seite ist im Dezember 2012 unterzeichnet worden.

69 Vgl. zu diesem Aspekt die ausfiihrliche Analyse in den Abschnitten 3.3.2 und 3.3.3.1.

70 Fiir einen Uberblick iiber die moglichen Verfahren zur Engpassbewirtschaftung vgl. Monopolkommis-
sion, Sondergutachten 59, a.a.0., Abschnitt 4.1.1.3, insbesondere Tz. 204 ff.
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nichst eine Homogenisierung der Handelsbedingungen und eine Anndherung an das
Binnenmarktziel erfolgt (vgl. Abbildung 2.3). Eine solche regionale Initiative, bei der
dieser Prozess der Homogenisierung besonders weit fortgeschritten ist, umfasst neben
Deutschland auch Frankreich, Belgien, die Niederlande und Luxemburg, die in der Re-
gion Central-Western-Europe (CWE) zusammengeschlossen sind. In dieser Region wer-
den die Grenziibergangskapazititen seit dem 9. November 2010 fiir den Folgetag durch
das gemeinsame Auktionsbiiro ,,CASC* mit Sitz in Luxemburg bewirtschaftet. Damit
wird das Market Coupling seit diesem Zeitpunkt in dieser Region umgesetzt.”" Fiir lang-
fristig buchbare Kapazititen werden weiterhin explizite Auktionen durchgefiihrt. Der-
zeit wird das verwendete Verfahren zur Berechnung der zur Verfiigung stehenden Kapa-
zitit weiter verbessert und zukiinftig sollen neben den reinen Ubergangskapazititen
(available transmission capacities, ATC) auch die Lastfliisse und die Netzauslastung be-
riicksichtigt werden, wodurch es noch im Jahr 2013 zur Einfithrung des sog. ,,Flow-
Based Market Coupling® (FB) kommen soll. Es wird erwartet, dass sich unter dem FB-
Verfahren noch seltener eine Situation iiberlasteter Ubergangspunkte einstellen wird.

Abbildung 2.3:
Regionale Initiativen zum Zusammenschluss nationaler Mirkte

Northern Region

France-UK-lreland

South West

South East

Quelle: ETSO

71 Erste Market-Coupling-Initiativen wurden bereits vor 2010 umgesetzt. Bereits seit dem Jahr 2006 gab
es ein erstes Market Coupling zwischen den Niederlanden, Belgien und Frankreich (sog. Trilateral
Market Coupling). Im November 2009 wurde die Marktkopplung zwischen Deutschland und dem
nordischen Markt erfolgreich gestartet, die von der European Market Coupling Company (EMCC) mit
Sitz in Hamburg betrieben wird.
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55. Neben der Einfithrung des Market Coupling in der Region CWE sind in Europa wei-
tere Market-Coupling-Initiativen zwischen den folgenden Léndern und Regionen auf
den Weg gebracht worden:

+  Tschechien und Slowakei (Erweiterung um Ungarn geplant),

- Italien und Slowenien,

+ Skandinavien einschlieBlich Polen (SwePol-Kabel),

«  CWE und GroBbritannien (BritNed-Kabel)

«  CWE und Skandinavien durch Volumenkopplung (kleine Preisdifferenzen ver-

bleiben).

Vor dem Hintergrund der bestehenden Aktivititen im Market Coupling zeigt sich, dass
sich die Ausweitungsstrategie im Kern auf die CWE-Region, erweitert um Grofbritan-
nien und Skandinavien, bezieht. Nach und nach soll dieses Gebiet um weitere nationale
Mairkte ausgedehnt werden, bis der europdische Binnenmarkt im Hinblick auf die Markt-
kopplung verwirklicht worden ist. Unklar ist jedoch, ob das ambitionierte Ziel, alle na-
tionalen Mérkte innerhalb der EU bis 2014 zu verkniipfen, tatsdchlich erreichbar ist.

2.1.2.3 Empirische Preisdifferenzanalyse der Monopolkommission

56. Insbesondere vor dem Hintergrund einer wettbewerbsokonomischen Einschétzung
von Marktmacht einzelner Energieversorger stellt sich die Frage, welcher Integrations-
grad durch die Binnenmarktbestrebungen und speziell durch das Market Coupling zwi-
schen Deutschland und anderen europdischen Staaten bereits erreicht wurde. Ein sehr
guter und vergleichsweise leicht zu beobachtender Indikator fiir die Integration der
GroBhandelsmirkte stellt der Borsenpreis fiir Strom dar. In den zu vergleichenden Bor-
senpreisen und ihren Verldaufen spiegeln sich sowohl die Beschrankungen durch Kapazi-
tatsengpdsse als auch weitere Handelsschranken wider. Stellt sich Preisgleichheit ein,
dann kann in der Regel auch wettbewerbsokonomisch von einem integrierten Markt ge-
sprochen werden, da davon auszugehen ist, dass das Angebot in einem Markt zum Zeit-
punkt der Preisgleichheit vollstindig vom Angebot eines anderen Marktes beeinflusst
wird.”? Demzufolge wurde zuletzt in diversen Untersuchungen die Preisgleichheit in den
Mirkten untersucht, um den Stand des Integrationsgrades des Binnenmarktes abzubil-
den.” Im Hinblick auf die besondere Bedeutung der Frage der Marktintegration fiir die
wettbewerbsokonomische Bewertung der GroBhandelsmérkte hat die Monopolkommis-
sion zudem eine eigene empirische Preisanalyse durchgefiihrt und sowohl die Zeiten der
Preisgleichheit als auch vor allem Umfang und Typus von Preisdifferenzstunden detail-
liert unter Einbeziehung von Lastdaten eruiert.

57. Im ersten Schritt ihrer Analyse hat die Monopolkommission die Stunden der Preis-
gleichheit zwischen dem deutschen Markt und den wichtigsten Mérkten in Nachbarldn-

72 Theoretisch bleibt die Mdglichkeit bestehen, dass die Grenziibergangskapazititen zum Zeitpunkt der
Preisgleichheit genau vollstindig genutzt werden, sodass sich zwar Preisgleichheit einstellen, aber ein
isolierter Missbrauch von Marktmacht in dem importierenden Land nicht durch die Mdglichkeit zu-
siitzlicher Stromimporte aus dem anderen Land ausgeschlossen werden kann. Auch kénnte eine Uber-
lastung der Interkonnektoren moglicherweise kiinstlich herbeigefiihrt werden. De facto erscheinen
beide Fille jedoch hinreichend unwahrscheinlich, zumal den Anbietern wahrscheinlich der genaue
Auslastungsgrad der Interkonnektoren zum Handelszeitpunkt nicht bekannt ist.

73 Vgl. z.B. ACER/CEER, Annual Report on the Results of Monitoring the Internal Electricity and Natu-
ral Gas Marktets in 2011, 29. November 2012, S. 5 ff.; Bockers, V./Heimeshoff, U., The Extent of Eu-
ropean Power Markets, DICE Discussion Paper 50, Diisseldorf, April 2012; BNetzA/BKartA, Moni-
toringbericht 2012, S. 75.
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dern anhand der jeweiligen Day-ahead-Borsenpreise ausgewertet. Basierend auf den ge-
handelten Strompreisdaten auf Stundenbasis (Euro pro Megawattstunde) wurden zu-
néchst die Stunden der Preisgleichheit zwischen Deutschland und den Anrainerstaaten
Osterreich, Schweiz, Belgien, Frankreich, Niederlande und Dénemark untersucht. Auf-
grund der nicht unerheblichen Lastfliisse zwischen Deutschland und Schweden wurden
auch Preisbetrachtungen dieser beiden Lander in die nachfolgende Analyse integriert.™
Preisdaten fiir Deutschland, Frankreich und die Schweiz stammen hierbei von der euro-
paischen Strombdérse ,,European Power Exchange* (EPEX SPOT), Preisinformationen
fiir Belgien, die Niederlande und Osterreich wurden dem Brancheninformationsportal
energate sowie fir Dianemark und Schweden der Strombodrse der nordischen Lénder
,INord Pool Spot* entnommen.

58. Die nachfolgende Tabelle 2.1 illustriert den Anteil der Stunden mit Preisgleichheit
zwischen Deutschland und den jeweiligen Untersuchungslédndern im Zeitraum von 2009
bis 2012. Es ist deutlich zu erkennen, dass seit Einfiihrung des Market Coupling die An-
zahl der Stunden mit Preisgleichheit in den CWE-Markten erheblich zugenommen hat.
Bestand vor der Einfiilhrung am 9. November 2010 nahezu nie Preisgleichheit an den
entsprechenden Borsen, stieg der Anteil der Stunden, in denen Preisgleichheit vorliegt,
im Jahr 2011 in den Léndern Belgien, Niederlande und Frankreich auf zum Teil 70 bis
80 % an. Auffillig ist zudem, dass kein besonderer Unterschied zwischen den als Peak-
bzw. Off-Peak deklarierten Zeiten zu bestehen scheint. Im Vergleich der Jahre 2011 und
2012 lasst sich jedoch beobachten, dass die Stunden der Preisgleichheit zuletzt wieder
etwas gesunken sind und sich auf einem dhnlichen Niveau wie Ende 2010 nach Einfiih-
rung des gemeinsamen CWE-Couplings befinden. Dennoch unterstreichen die Werte die
enorme Wirkung des Market Coupling.

59. Die Moglichkeit, die Integration der Energiemérkte anhand von Stunden gleicher
Preise zu iiberpriifen, wird allerdings in solchen Mérkten aufgehoben, in denen Unter-
schiede in den Handelsbedingungen vorliegen. Derartige Unterschiede ergeben sich bei-
spielsweise dann, wenn die Handelszeiten an den zu vergleichenden Borsen unterschied-
lich sind. Besonders eingingig ldsst sich der Unterschied in den Handelszeiten am Bei-
spiel Osterreichs aufzeigen, das an der EPEX SPOT zusammen mit dem deutschen
Markt eine gemeinsame Preiszone bildet, sodass demzufolge stets 100 % Preisgleichheit
vorliegt. Der Handel in einer Preiszone mit Deutschland ist deshalb moglich, weil zwi-
schen Deutschland und Osterreich derzeit keine Leitungsengpisse vorliegen. Trotz der
nahezu vollstindigen Integration beider Mairkte unterscheiden sich die Preise an der
EPEX SPOT von denen, die an der Energy Exchange Austria(EXAA), einem weiteren
ausschlieBlich auf Osterreich beschriinkten Handelsplatz, aufgerufen werden. Vollstindi-
ge Preisgleichheit ist hier aufgrund der unterschiedlichen Handelszeiten jedoch auch
nicht zu erwarten. Fiir Day-ahead-Auktionen an der fiir Deutschland zustindigen Borse
EPEX SPOT ist der Zeitpunkt, bis zu dem eine Ubermittlung der Order méglich ist, auf
12:00 Uhr terminiert. Fiir die dsterreichische EXAA endet die Handelszeit hingegen be-
reits um 10:12 Uhr (vgl. Tabelle 2.2). Auch bei weiteren Borsen in Nachbarlédndern sind

74 Es gilt zu beachten, dass Dédnemark in zwei Gebotszonen (Danemark West und Danemark Ost) und
Schweden in vier Gebotszonen (Zone 1 — Luled, Zone 2 — Sundsvall, Zone 3 — Stockholm, Zone 4 —
Malmo) aufgeteilt sind. Da Lastfliisse zwischen Deutschland und Schweden lediglich in Zone 4 zu be-
obachten sind (vgl. European Market Coupling Company (EMCC), http://www.marketcoupling.com),
wird nur Letztere in die Analyse miteinbezogen.
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Abweichungen in den Handelszeiten zu beobachten, sodass eine Analyse der Zeitrdume
(nahezu) vollstdndiger Preisgleichheit nicht sinnvoll ist.

Tabelle 2.1:
Stunden der Preisgleichheit (in %)
im Zeitraum 2009 bis 2012'

Zeitraum Deutschland — Belgien Deutschland — Frankreich | Deutschland — Niederlande

gesamt | off-peak | peak | gesamt |off-peak | peak | gesamt |off-peak | peak
2009 0,18%| 0,18%| 0,19%| 0,18%]| 0,17%| 0,19%| 0,21%| 0,20%| 0,21%
2010 0,40%| 0,44%| 0,37%| 0,40%| 047%/| 0,35%| 0,44%| 0,50%| 0,39%
2010 55,27%| 49,91%| 59,80% | 54,09% | 48,89% | 58,49% | 80,50% | 85,08% | 76,63%
2011 67,22%| 60,29% | 73,09%| 67,42%| 60,34% | 73,40% | 88,03%| 87,71%| 88,30%
2012 59,02% | 58,99% | 59,04%| 64,27%| 64,75% | 63,87%| 55,46% | 59,85%| 51,74%
Zeitraum’® Deutschland — Déinemark | Deutschland — Diinemark Deutschland —

West Ost Schweden
(Zone 4 — Malmo)

gesamt | off-peak | peak | gesamt |off-peak | peak | gesamt |off-peak | peak
20113 19,75%| 22,32%| 17,58%| 20,68% | 22,40% | 19,22% |11,89% |16,39% |8,07%
2012 29,43%| 30,11%| 28,86%|29,00% |27,65% |30,14% |16,67% |17,37% |16,08%

1 Peakstunden sind gemd3 EPEX SPOT definiert als Zeitraum von 8 bis 21 Uhr. Preisgleichheit gilt, wenn |Preisdif-
ferenz| < 0,01 Euro/MWHh, da einige Borsenpreise mehr als zwei Nachkommastellen aufweisen konnen.
2010: Zeitraum vor ,,Market Coupling® bzw. vor dem 9. November 2010; 2010™: Zeitraum nach ,,Market Coup-
ling“, d.h. ab dem 9. November 2010.

2 Daten fiir Ddnemark und Schweden erst ab 2011 verfiigbar.

3 Da Schweden erst seit 1. November 2011 in 4 Gebotszonen unterteilt ist, beziehen sich die errechneten Werte ledig -
lich auf November und Dezember des Jahres 2011.

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von EPEX SPOT, energate und Nord Pool Spot

Tabelle 2.2:
Handelszeiten der verschiedenen Borsen
(Day-ahead-Auktion)
Land Borse Handelszeit
Deutschland EPEX SPOT 12:00 Uhr
Osterreich Energy Exchange Austria (EXAA) 10:12 Uhr
Belgien Belpex 12:00 Uhr
Niederlande APX Power NL 12:00 Uhr
Frankreich EPEX SPOT 12:00 Uhr
Schweiz EPEX SPOT 11:00 Uhr
Dénemark Nord Pool Spot 12:00 Uhr
Schweden Nord Pool Spot 12:00 Uhr

Quelle: Eigene Darstellung
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60. Nachfolgend sollen vor allem die Preise in den CWE-Léndern Belgien, Frankreich
und Niederlande ndher untersucht werden, welche die meisten Preisgleichheitsstunden
aufweisen und daher die wichtigsten Kandidaten fiir die mogliche Abgrenzung eines ge-
meinsamen Marktes mit Deutschland und Osterreich darstellen. Fiir diese Linder zeigt
Tabelle 2.3 den Anteil der Stunden mit Preisgleichheit auf Monatsebene. Dabei wird
deutlich, dass 2012 (anders als im Jahr 2011) die Preisgleichheitsstunden fiir alle drei
Lénder vor allem in den Monaten Oktober bis Dezember, bezogen auf Belgien und
Frankreich auch im Februar, besonders niedrig sind.

Tabelle 2.3:
Stunden der Preisgleichheit (in %)
auf Monatsebene 2011 und 2012
Monat Deutschland — Belgien Deutschland — Niederlande | Deutschland — Frankreich
2011 2012 2011 2012 2011 2012

Januar 77,42% 63,71% 83,47% 65,68% 77,28% 63,44%
Februar 76,04% 32,61% 82,44% 65,80% 76,04% 20,69%
Marz 72,20% 49,19% 86,66% 53,10% 72,68% 51,82%
April 72,99% 72,27% 85,42% 71,53% 73,19% 72,92%
Mai 64,65% 72,58% 94,35% 49,19% 64,65% 72,58%
Juni 44,17% 73,47% 91,94% 49,86% 44,31% 74,44%
Juli 47,85% 85,22% 93,15% 60,22% 48,39% 85,22%
August 55,28% 81,99% 90,86% 76,08% 53,36% 82,39%
September 71,73% 72,41% 93,61% 63,33% 72,50% 75,14%
Oktober 79,57% 36,83% 90,46% 40,95% 82,26% 51,75%
November 81,94% 37,22% 91,67% 40,56% 81,94% 68,75%
Dezember 63,82% 30,42% 72,18% 29,03% 63,31% 50,40%

Quelle:  Eigene Berechnungen basierend auf Daten von EPEX SPOT und energate

61. Typischerweise wird angenommen, dass Leitungsengpdsse vor allem in Hochlast-
phasen auftreten und dass es in diesen Momenten zu einer Uberlastung der Interkonnek-
toren und damit zu Engpdssen sowie daraus resultierenden Preisunterschieden kommt.
Bei einer differenzierten Betrachtung sind daher vor allem die Stunden von besonderem
Interesse, die in die Hochlastphasen der betreffenden Lénder fallen. Hierbei soll zwi-
schen den Hochstlaststunden, die sowohl in Deutschland als auch im jeweiligen Ver-
gleichsland zeitgleich auftreten, und zwischen den Stunden, die nur in einem der beiden
Lander als Hochstlast identifiziert wurden, unterschieden werden. Tabelle 2.4 zeigt, dass
Deutschland und die Niederlande die groffte Anzahl gemeinsamer Hochstlaststunden
aufweisen. Hinsichtlich der Preisgleichheit ist festzustellen, dass der Anteil der Preis-
gleichheitsstunden fiir Belgien, die Niederlande und Frankreich fiir getrennte Hochst-
laststunden deutlich niedriger liegt als fiir gemeinsame Hdochstlaststunden. Dies war in-
soweit zu erwarten, als ein hoher Kapazititsaustausch vor allem bei getrennten Hochst-
laststunden zwischen beiden Markten vorliegt und in diesen Fillen daher eher Engpass-
situationen eintreten. Von Interesse ist jedoch, dass selbst im Falle einseitiger Belas-
tungssituationen eine Preisgleichheit in knapp 50 % der Félle vorliegt.
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Tabelle 2.4:

Stunden der Preisgleichheit (in %)
fiir 2012 wihrend Hochstlastzeiten'

Deutschland — Belgien | Deutschland — Niederlande | Deutschland —
Frankreich

Anzahl gemeinsamer
Hochstlaststunden 337 628 439
Anzahl getrennter
Hochstlaststunden 671 490 878
Preisgleichheit wihrend o o 0
gemeinsamer Hochstlaststunden 67,04% 80,40% 61,50%
Preisgleichheit wihrend o o 0
getrennter Hochstlaststunden 49,93% 49,80% 45,22%

1 Hochstlast ist definiert als 10 % der hochsten Laststunden des Jahres 2012; Preisgleichheit gilt, wenn |Preisdiffe-
renz| < 0,01 Euro/MWh, da einige Borsenpreise mehr als zwei Nachkommastellen aufweisen kénnen

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von EPEX SPOT, energate und ENTSO-E

62. Wettbewerbsokonomisch ist von besonderem Interesse, welche Marktmacht Strom-
erzeuger auf den nationalen Mérkten dadurch erhalten, dass sich die Preise in beiden
Léndern in einem bestimmten Moment unterscheiden. Kommt es zu gréferen Preisdif-
ferenzen, kann angenommen werden, dass die Ineffizienzen aufgrund der unvollkomme-
nen Marktintegration stirker ins Gewicht fallen, als wenn solche Preisdifferenzen nur
gering sind. Die Monopolkommission hat vor diesem Hintergrund in einem zweiten
Schritt vor allem die auftretenden Preisdifferenzen genauer analysiert. Wesentliche
Kennziffern zum Charakter der Differenzzeiten sind in Tabelle 2.5 dargestellt. Im Er-
gebnis ist auffdllig, dass die Preisdifferenzen grundsitzlich relativ hoch und damit er-
heblich erscheinen. Um die Hohe der Preisdifferenzen zu bewerten, hat die Monopol-
kommission insbesondere iiberpriift, zu welchem Anteil diese Differenzen iiber 10 %
des iiber alle Stunden berechneten Jahresdurchschnittspreises fiir Strom in beiden Lén-
dern hinausgehen, insofern also eine erhebliche Auswirkung der Marktunabhingigkeit
in diesen Stunden vorliegt.” Dabei wird deutlich, dass gerade gegeniiber den CWE-Léan-

75 Prinzipiell ist es schwierig, ein objektives Mal fiir die Erheblichkeit von Preisdifferenzen zu finden.
Das Problem ist vergleichbar mit der Festlegung einer Grenze fiir das Signifikanzkriterium bei einer
Marktabgrenzung durch den SSNIP-Test. Wie beim SSNIP-Test erachtet es die Monopolkommission
auch im Falle der Preisdifferenzen als niitzlich, eine Erheblichkeitsgrenze zu definieren, um so An-
haltspunkte fiir die sachliche Bewertung der Differenzen sammeln zu kénnen. Fiir die Umsetzung er-
scheint ein relatives, mit dem Preisniveau verkniipftes MaB fiir die Erheblichkeit einer Preisdifferenz
am aussagekraftigsten. Die naheliegende Messung der Fille, in denen der Unterschied der beiden Ba-
sispreise (Stundenpreise) ein bestimmtes relatives Erheblichkeitsmall — z.B. 10 % — iiberschreitet,
lasst sich jedoch nicht sinnvoll als Kriterium verwenden. Grund hierfiir ist, dass Strompreise in einzel-
nen Stunden auf Werte nahe null sinken oder sogar negativ werden konnen. Im Falle eines Basisprei-
ses nahe null wire die entsprechende Hohe einer 10 %-igen Abweichung derart gering, dass nahezu
jede messbare Abweichung als erheblich zu klassifizieren wire. Daher stellt dieses MaB kein geeigne-
tes Kriterium dar. Als objektives Kriterium fiir die Erheblichkeit einer Preisdifferenz kommen indes
vor allem solche Werte fiir die Preisdifferenz infrage, die auch aus Sicht der Stromproduzenten eine
entsprechende Relevanz aufweisen. Dabei ist anzunehmen, dass die Relevanz einer Preisdifferenz aus
Anbietersicht nur mittelfristigen Schwankungen unterliegt. Die Monopolkommission orientiert sich
als Kriterium fiir die Erheblichkeit einer Preisdifferenz daher am Jahresdurchschnittspreis fiir Strom
iiber beide Lénder und damit an einem Durchschnitt iiber den Zeitraum hinweg, in dem auch jeweils
die Differenzzeiten analysiert werden. Differenzen werden dann als erheblich definiert, wenn der
Preisunterschied 10 % dieses Jahresdurchschnittspreises fiir Strom in beiden Landern iiberschreitet.
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dern Belgien, Frankreich und Niederlande, mit denen die meisten Stunden der Preis-
gleichheit bestehen, erhebliche Preisdifferenzen auftreten, die in den Jahren 2011 und
2012 zwischen 54,48 % und 74,91 % der Stunden iiber 10 % des Jahresdurchschnitts-
preises betrugen.

Tabelle 2.5:
Stunden mit Preisdifferenzen 2011 und 2012!

Stunden mit Preisdifferenz O Preis O Preisdiffe- | Anteil Stunden, in denen

Jahr | Land ey | e preisas> | Preisdiffe-

Anzahl Anteil Preis usianp | renz > 10%

des O Preis
2011 2837 32,78% 50,16 4,01 68,49% 66,62%

Belgien

2012 3579 40,98% 44,85 4,97 11,57% 72,73%
2011 Diinemark 7029 80,25% 49,54 4,84 66,94% 41,43%
2012 |Ost 6198 70,57% 39,47 7,47 88,88% 66,49%
2011 Diinemark 6948 79,32% 50,27 4,14 64,59% 35,13%
2012 West 6236 71,00% 40,08 7,11 84,91% 63,02%
2011 Frank- 2854 32,58% 50,01 3,96 69,76% 66,99%
2012 |reich 3138 35,73% 44,77 5,13 17,18% 70,87%
2011 Nieder- 1048 11,97% 51,58 1,12 17,46% 54,48%
2012 |lande 3890 44,54% 453 5,55 1,23% 74,91%
2011 Schweden 1290 88,11% 45,53 7,46 92,25% 62,56%
2012 |Zone ¥ 7319 83,33% 38,4 11,68 86,86% 76,47%

1 Preisdifferenz gilt, wenn |Preisdifferenz| > 0,01 Euro/MWHh, da einige Borsenpreise mehr als zwei Nachkommastel-
len aufweisen konnen.

2 Da Schweden erst seit 1. November 2011 in 4 Gebotszonen unterteilt ist, beziechen sich die errechneten Werte ledig -
lich auf November und Dezember des Jahres 2011

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von EPEX SPOT, energate und Nord Pool Spot

63. Auffillig ist zudem eine deutliche Asymmetrie innerhalb der Preisdifferenzen. Wah-
rend im Verhéltnis zwischen Deutschland und Danemark innerhalb von Preisdifferenz-
zeitraumen der Preis fiir Strom in Deutschland héaufiger hoher ist, verhdlt es sich im Ver-
héltnis zwischen Deutschland und den Niederlanden genau umgekehrt. Im Jahr 2012
kam es sogar nur in 1,23 % der Differenzfille zu der Situation, dass der Strom in
Deutschland teurer war als in den Niederlanden. Vom Jahr 2011 auf 2012 ist weiterhin
auch das Verhiltnis von Deutschland zu den anderen beiden untersuchten CWE-Staaten,
Belgien und Frankreich, gekippt, sodass in Deutschland wéhrend der Differenzzeiten
zuletzt oftmals auch ein geringerer Preis aufgerufen wurde. Inwieweit diese Entwick-
lung mit der ansteigenden Griinstromproduktion in Verbindung zu bringen ist, ldsst sich
jedoch nicht eindeutig beantworten.”

76 So zeigt eine fiir Deutschland durchgefiihrte Analyse der lastgewichteten Jahresdurchschnittsstrom-
preise fiir die 10 % der Stunden mit der hochsten Last von 2011 auf 2012 lediglich eine marginale
Preissteigerung, nicht jedoch eine Preissenkung. Vgl. ausfiihrlich zu den Auswirkungen der Griin-
stromproduktion auf die Preise fiir konventionelle Energie und zu entsprechenden Preisauswertungen
die Analysen in den Abschnitten 3.2.2 und 3.3.1.1.
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Anzunehmen ist, dass die Markte im Moment einer Preisdifferenz grundsétzlich unab-
hingig sind und die Richtung des Preisdifferenzials dabei zu vernachlédssigen ist. Wenn
etwa der Spotmarktpreis in Deutschland geringer ist als in einem Nachbarland und so-
mit eine Uberlastung des Interkonnektors zu einem anderen Markt aufgrund deutscher
Stromexporte vorliegt, so wiirde eine — z.B. durch Marktmachtausiibung ausgeldste —
Preiserh6hung im deutschen Markt nur dann durch die Kapazititen des anderen Marktes
begrenzt werden, wenn dadurch der Preis {iber den ausldandischen Preis ansteigt. Nur in
diesem Fall bestiinden wieder Anreize, Exportkapazitdten auf dem heimischen Markt zu
verwenden oder sogar Kapazititen aus dem Nachbarmarkt zu importieren.

64. Eine erhebliche Hohe der Preisdifferenzen spricht tendenziell dafiir, dass innerhalb
von Preisdifferenzphasen eine Unabhingigkeit der Energieerzeuger auf den nationalen
Mirkten vorliegt, die ein Potenzial zur Ausiibung von Marktmacht mitbringt. Unklar ist
hingegen, ob die messbaren Differenzen in diesen Stunden allein auf Unterschiede in
den Fundamentalfaktoren von Angebot und Nachfrage zurilickzufiihren sind oder ob die
Anbieter im Rahmen von Preisdifferenzstundenphasen Moglichkeiten besitzen, um eine
potenziell marktmédchtige Stellung missbrauchlich auszunutzen.”” Um zur Beantwortung
dieser Frage zusitzliche Anhaltspunkte zu liefern, hat die Monopolkommission auch die
Dauer und Haufigkeit bestimmter Preisdifferenzstundenphasen mit den wichtigsten
Kandidaten fiir einen integrierten Markt — Belgien, Frankreich und die Niederlande —
eingehender analysiert. Die Auswertung basiert auf der Annahme, dass ein Missbrauch
von Marktmacht beim Erstabsatz von Strom anzunehmen ist, wenn Preisdifferenzstun-
den nicht zusammenhanglos auftreten, sondern mehrere Preisdifferenzsstunden aufein-
anderfolgen. Griinde fiir diese Annahme konnten z.B. Friktionen bei der Kraftwerks-
steuerung und mogliche Transaktionskosten bei der Anpassung des Gebotsmechanismus
sein.

65. Zur Analyse der Preisdifferenzstundenphasen hat die Monopolkommission folgende
Auswertungen vorgenommen: Die Abbildungen 2.4, 2.5 und 2.6 zeigen fiir die unter-
suchten Lander jeweils zundchst die Haufigkeit, in der Preisdifferenzstundenphasen ei-
ner bestimmten Lénge auftreten. Wie zu erwarten war, nimmt die absolute Haufigkeit
von Preisdifferenzstundenphasen mit zunehmender Linge der Phasen ab. Bei der Be-
wertung der Hiufigkeitsverteilung muss jedoch beriicksichtigt werden, dass der Zeit-
raum einer Preisdifferenzstundenphase iiber z.B. 18 Stunden der Dauer von 18 Preisdif-
ferenzstundenphasen zu je einer Stunde entspricht. Vor diesem Hintergrund ist die je-
weils zweite Auswertung iiber die relative Zuordnung der auftretenden Preisdifferenz-
stunden zu Preisdifferenzstundenphasen von besonderem Interesse. Sie gibt die Wahr-
scheinlichkeit dafiir an, dass eine beliebig auftretende Differenzstunde in eine der abge-
bildeten Phasen fallt. Dies ist auch deshalb wichtig, weil sich die Auswirkungen mogli-
chen Missbrauchs nicht auf die Haufigkeit bestimmter Differenzphasen, sondern auf die
Hiufigkeit betroffener Stunden beziehen.

77 Fiir Moglichkeiten des Missbrauchs von Marktmacht vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59,
a.a.0., Tz. 457 ft.
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Abbildung 2.4:

Preisdifferenzstundenphasen zwischen Deutschland
und Frankreich 2011 und 2012
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Abbildung 2.5:

Preisdifferenzstundenphasen zwischen Deutschland
und den Niederlanden 2011 und 2012

Haufigkeit der verschiedenen Preisdifferenzstundenphasen
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Abbildung 2.6:

Preisdifferenzstundenphasen zwischen Deutschland
und Belgien 2011 und 2012

Haufigkeit der verschiedenen Preisdifferenzstundenphasen
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66. Sowohl die Auswertung der Haufigkeitsverteilung als auch der relativen Zuordnung
der auftretenden Preisdifferenzstunden zu Preisdifferenzstundenphasen wird unter Zu-
hilfenahme von Mittelwerten besonders aussagekriftig. Tabelle 2.6 zeigt vor diesem
Hintergrund den Median sowie das arithmetische Mittel bzw. den Erwartungswert fiir
die Dauer von Preisdifferenzstundenphasen an. Diese Kennziffern geben einen Anhalts-
punkt dafiir, welchen anhaltenden Zeitrdumen auftretende Preisdifferenzstunden im Mit-
tel zugeordnet werden konnen. Eine Interpretation der Werte ist dennoch schwierig, da
derzeit wenig Informationen dariiber vorliegen, ob die Linge der Phasen tatsdchlich er-
heblichen Einfluss auf Anreize und Moglichkeiten zum Missbrauch von Marktmacht
ausiibt. Sofern dieser Einfluss vorausgesetzt wird, ist zudem fraglich, ab welcher Pha-
senldnge ein positiver Zusammenhang zu Missbrauchspotenzialen angenommen werden
kann. Nach Einschitzung der Monopolkommission handelt es sich um verhéltnismaBig
lange Phasen, die Missbrauch begiinstigen und damit tendenziell gegen eine vollstindi-
ge Integration der Mirkte sprechen.
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Tabelle 2.6:
Kennziffern iiber die Dauer von Preisdifferenzen

Deutschland — Belgien Deutschland — Niederlande | Deutschland — Frankreich
2011 2012 2011 2012 2011 2012

Mittelwerte fiir die Dauer der verschiedenen Preisdifferenzstundenphasen
nach deren Hdiufigkeit

Mediandauer

(Stunden) 3 3 2 4 3 3
Arithmetisches

Mittel 4,35 4,86 3,61 6,07 431 4,15
(Stunden)

Median und Erwartungswert fiir die Zuordnung einer Preisdifferenzstunde
zu einer Phasendauer’

Mediandauer

(Stunden) 7 8 6 9 7 6
Erwartungswert

(Stunden) 8,53 11,07 8,67 12,9 8,48 8,61

1 Der Median gibt hier an, bei welcher Dauer einer bestimmten Preisdifferenzstundenphase die Wahrscheinlichkeit,
dass eine beliebige Differenzstunde zu dieser Phase oder einer Phase mit niedrigerer Dauer zuzurechnen ist, unge -
fahr 50 % annimmt. Der Erwartungswert beschreibt hingegen, welche Dauer die Preisdifferenzphase einer beliebig
herausgegriffenen Preisdifferenzstunde im Durchschnitt annimmt.

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von EPEX SPOT und energate

2.1.2.4 Fazit: Derzeit noch keine Abgrenzung europdiischer Mirkte

67. Die Monopolkommission begriilt das Ziel, einen europdischen Binnenmarkt fiir
Strom und Gas zu schaffen und wiirdigt den dabei bereits erzielten Fortschritt. Die be-
stehenden Netzengpisse und deren Zunahme — insbesondere durch die speziell in
Deutschland nachdriicklich forcierte Energiewende — erfordern jedoch eine Nachsteue-
rung im Bereich des Netzausbaus und diverser weiterer Mechanismen, die in Kapitel 3
ausfiihrlich untersucht werden. Vor dem Hintergrund, dass die Netzengpdsse kurzfristig
nicht vermeidbar sind, stellt die zunechmende Bindung der europdischen Strommaérkte
durch Market Coupling — wie von der Monopolkommission bereits in simtlichen Son-
dergutachten seit 2007 nachdriicklich gefordert’® — einen geeigneten Mechanismus be-
reit, um Effizienzreserven zu heben. Die Ergebnisse der Marktkopplung schlagen sich
bereits deutlich positiv in der in diesem Kapitel prasentierten empirischen Preisdiffe-
renzanalyse nieder. Die Monopolkommission begriiit daher ausdriicklich die weitere
Kopplung europidischer Méarkte durch Market-Coupling-Mechanismen. Soweit erkenn-
bar, verhindern derzeit eher technische Probleme als strategische Interessen eine schnel-
lere Umsetzung. Ein intensives Monitoring der durch ACER und die Europdische Kom-
mission auf den Weg gebrachten Initiativen wird von der Monopolkommission jedoch
als sinnvoll erachtet.

78 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 49, a.a.O., Tz. 305; Sondergutachten 54, a.a.O.,
Tz. 359 ff.; Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 209.
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68. Trotz der Erfolge, die durch die zunehmende Marktkopplung erzielt wurden, bleibt
weiterhin fraglich, ob insbesondere die durch Market Coupling im CWE verbundenen
Mirkte einen gemeinsamen Markt im wettbewerbs6konomischen und im kartellrechtli-
chen Sinne darstellen. Zwar zeigen sich unter den von der Monopolkommission unter-
suchten nationalen Grohandelsmérkten vor allem bei Belgien, Frankreich und den Nie-
derlanden ganz erhebliche Zeitrdume, in denen Preisgleichheit vorherrscht und in denen
vor diesem Hintergrund ein gemeinsamer Markt angenommen werden kann. Es stellt
sich jedoch die schwierige Frage, ab welchem Grad der bestehenden Preisgleichheit
auch insgesamt davon auszugehen ist, dass der Verhaltensspielraum der nationalen Er-
zeuger von elektrischer Energie durch benachbarte Mirkte ausreichend beschréankt
wird.” Nach Auffassung der Monopolkommission ist dafiir — neben dem Grad der er-
reichten Preisgleichheit — insbesondere der Charakter der feststellbaren Preisdifferenz-
zeitrdume zu beriicksichtigen. Die Ergebnisse der Preisdifferenzanalyse der Monopol-
kommission zeigen hier einerseits, dass die auftretenden Preisabweichungen gegeniiber
den Mirkten in Belgien, Frankreich und den Niederlanden zu einem signifikanten Anteil
grofer sind als 10 % des Jahresdurchschnittspreises beider Markte. Zudem liegt der Er-
wartungswert stets liber acht Stunden und damit iiber der Liange einer auftretenden Dif-
ferenzstundenphase, in die eine beliebige Preisdifferenzstunde fillt; bei Auftreten einer
Preisdifferenzstunde konnte auBlerdem von einer Mindestdauer von im Durchschnitt
mehr als vier Stunden® ausgegangen werden, sodass die Moglichkeit zum Missbrauch
durch einen ausschlieBlich in Deutschland und Osterreich potenziell marktmichtigen
Anbieter — vor dem Hintergrund der bestehenden Erkenntnisse — durchaus als gegeben
erscheint. Die Monopolkommission spricht sich daher dafiir aus, auch kartellrechtlich
zunichst weiterhin einen auf Deutschland und Osterreich bzw. auf die iiberwiegend in
diesen Landern liegenden Regelzonen beschrankten Markt fiir den Erstabsatz von Strom
anzunehmen.® Allerdings sollten neben ACER auch das Bundeskartellamt und die
Markttransparenzstelle die Entwicklung der européischen Grofhandelsmérkte weiterhin
laufend untersuchen.

69. Um zusitzliche Informationen iiber die Gro3e des Marktes und die Bedeutung der
Preisdifferenzstunden zu erhalten, wire es aus Sicht der Monopolkommission ebenfalls
wiinschenswert, weiterfithrende verhaltensbasierte Modelle, d.h. Ex-ante- und Ex-post-
Simulationen, anzuwenden, um die Moglichkeiten deutscher Stromerzeuger flir miss-
brauchliches Verhalten ndher zu untersuchen. Verhaltensbasierte Modelle erlauben inso-
weit ein besseres Verstdndnis flir den Strommarkt und schérfen den Blick hinsichtlich
wichtiger strategischer und dynamischer Effekte. In solchen Modellen kénnte insbeson-
dere die Wirkung der auftretenden Preisdifferenzstunden berticksichtigt werden, um die
Frage zu beantworten, ob im Rahmen dieser Differenzen erhebliche Anreize zum Miss-
brauch von Marktmacht verbleiben. Die Anwendung dieser Verfahren ist jedoch auf-

79 Dabei ist die Zurechnung von Deutschland und Osterreich zu einem gemeinsamen Markt, insbesonde-
re aufgrund der gemeinsamen Preiszone an der EPEX SPOT, derzeit unstrittig.

80 Ausnahme sind die Niederlande im Jahr 2011, in dem das arithmetische Mittel fiir die Dauer einer
Preisdifferenzstunde bei 3,61 lag.

81 Dabei stimmen die nationalstaatlichen Grenzen nicht exakt mit der entsprechenden Marktabgrenzung
{iberein. Tatsichlich umfassen z.B. die deutschen Ubertragungsnetze auch einen kleinen Teil des Ge-
bietes von Osterreich, der Schweiz, Luxemburg und Frankreich. Auf diesem Gebiet werden auch Er-
zeugungskapazititen vorgehalten, die den deutschen Regelzonen zuzurechnen sind, die nicht den in
diesem Abschnitt diskutierten Engpéssen unterliegen und daher dem geografisch relevanten Markt
hinzuzurechnen sind (vgl. Abschnitt 2.2.2.1).
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wendig und erfordert neben den entsprechenden Ressourcen zur Datenanalyse auch den
Zugang zu entsprechendem Datenmaterial.*> Die Monopolkommission geht davon aus,
dass die neu entstehende Markttransparenzstelle solche Analysen durchfiihren wird und
empfiehlt deren Anwendung der Bundesnetzagentur und dem Bundeskartellamt.

2.2 Untersuchung der Wettbewerbsverhiiltnisse im Stromgroffhandel

70. Seit der Liberalisierung der Energiemirkte steht die Wettbewerbsentwicklung auf
den Grofhandelsmérkten fiir Strom unter besonderer Beobachtung. Wiahrend die Markt-
struktur der vier groBBen Energieerzeuger zundchst auf eine gewisse Marktmacht dieser
Anbieter hatte schlieBen lassen, hat der Bereich der Stromerzeugung seither verschiede-
ne wichtige Verdnderungen durchlaufen. Solche Entwicklungen betrafen z.B. die zuneh-
mende Erzeugung und Vermarktung von Strom aus erneuerbaren Energien®, den
Atomausstieg oder eine Repositionierung der Anbieterseite durch Verkdufe und Neubau-
ten von Erzeugungsanlagen.

71. Diese kontinuierlichen Veriinderungen machen eine regelmiBige Uberpriifung der
Situation auf den GroBhandelsmérkten notwendig. Zuletzt hatte das Bundeskartellamt
im Jahr 2011 in seiner Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroB3handel die Wett-
bewerbssituation in den entsprechenden Mirkten bewertet und dabei unter anderem
Marktbeherrschung der vier groen Stromversorgungsunternehmen auf dem Erstabsatz-
markt fiir Strom festgestellt. Um die aktuelle Situation bewerten zu konnen, hat die Mo-
nopolkommission, basierend auf ihren zuvor diskutierten Schlussfolgerungen zur geo-
grafischen Marktabgrenzung, eine eigene Untersuchung durchgefiihrt. Sie hat hierzu
eine Marktabgrenzung vorgenommen und vor diesem Hintergrund Marktmachtindikato-
ren gepriift.

2.2.1 Die Miirkte im Stromgrofthandel

72. Einer Analyse der Marktmacht im StromgroBhandel geht typischerweise eine Ein-
schitzung voraus, welche sachlich, rdumlich und zeitlich relevanten Mérkte konkret
vorliegen.

2.2.1.1 Die Abgrenzung relevanter Miirkte im Uberblick

73. Die raumliche Abgrenzung der GroBhandelsmarkte fiir Strom wird ganz erheblich
von den Binnenmarktentwicklungen tangiert, die von der Monopolkommission in Ab-
schnitt 2.1.2 ausfiihrlich untersucht wurden. Im Ergebnis sieht die Monopolkommission
jedoch starke Griinde dafiir gegeben, zunidchst weiterhin von einem deutsch-osterreichi-
schen Markt auszugehen, auch wenn durch die benachbarten Mirkte in manchen
Zeitraumen wesentliche Effekte ausgehen konnen.

82 Bereits in ihrer Analyse der Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroB3handel des Bundeskar-
tellamtes hat die Monopolkommission auf den Mehrwert solcher Verfahren hingewiesen; vgl. Mono-
polkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 483 ff.

83 Soist zu Beginn des Jahres 2013 die Leistung der vergiitungsfahigen EE-Anlagen um 36 % gestiegen,
wihrend im gleichen Zeitraum die Nettoengpassleistung flir konventionelle Erzeugungsanlagen um
etwa 8 % von 107 GW auf etwa 99 GW gefallen ist; vgl. BNetzA, Monitoringbericht 2011, S. 15.
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74. Von erheblicher Bedeutung ist jedoch auch die sachliche Marktabgrenzung im
StromgroBhandel. Ausgehend von der vom Bundeskartellamt vorgenommenen Marktab-
grenzung hatte die Monopolkommission verschiedene Aspekte bereits in threm letzten
Sondergutachten ausfiihrlich untersucht.* Sie hat damals die kartellrechtliche Abgren-
zung im Grundsatz als geeignet bewertet. Das Bundeskartellamt unterscheidet im
StromgroBhandel die folgenden sachlich relevanten Markte:

+ den Markt fiir den Erstabsatz physisch produzierter Strommengen (Erstabsatz-
markt),®

« den Markt fiir die Erzeugung und Vermarktung von Strom aus erneuerbaren
Energien (EEG-Strom),

« die Mirkte fiir die Vermarktung von Erzeugungskapazititen als Regelenergie
(getrennt nach Regelenergiequalitéten),

- einen oder mehrere Mérkte auf der nachfolgenden Distributionsstufe. Der Distri-
butionsstufe sind sdmtliche Unternehmen zuzurechnen, die mit Strom handeln,
ihn verkaufen oder auch nicht zum eigenen Verbrauch kaufen.

75. Zwar erscheint der Monopolkommission diese Marktabgrenzung im Grundsatz wei-
terhin geeignet zu sein. Gleichwohl handelt es sich aus ihrer Sicht auch nicht um eine
trennscharfe Unterscheidung von Mirkten. Vielmehr existieren nach Auffassung der
Monopolkommission Grauzonen, in denen zwischen den einzelnen Mérkten zwar sach-
liche Unterschiede in den Handelsbedingungen auf Anbieter- und Nachfragerseite beste-
hen, jedoch ebenso auch keine vollstindige Unabhéngigkeit zwischen den einzelnen
Mirkten vorliegt.

76. Vor diesem Hintergrund beleuchtet die Monopolkommission in ihrer empirischen
Marktmachtanalyse die Situation flir zwei wie folgt definierte sachlich relevante Mérk-
te: Sie untersucht zum einen ausfiihrlich den Markt fiir den Erstabsatz konventionell er-
zeugten Stroms (vgl. Abschnitt 2.2.2). Dabei verwendet sie eine geringfiigig weiterrei-
chende Abgrenzung des kartellrechtlichen Erstabsatzmarktes, indem die fiir die Erzeu-
gung von Regelenergie vorgehaltenen Kapazititen mit eingeschlossen werden. Die Dif-
ferenzierung nach Regelenergiekapazititen ist aufgrund der Datenlage komplex, zudem
— wie nachfolgend diskutiert — nicht ausreichend trennscharf, und fiihrt dariiber hinaus
bei der Beurteilung des Erstabsatzmarktes nur zu einem geringfiigig anderen Ergebnis.
Zum anderen untersucht die Monopolkommission strukturelle Merkmale der Mérkte fiir
erneuerbare Energien (vgl. Abschnitt 2.2.3).

77. Einige aus Sicht der Monopolkommission besonders hervorzuhebende Problemati-
ken in der Abgrenzung dieser und weiterer relevanter Miarkte im StromgrofB3handel so-
wie deren Aufsicht werden nachfolgend genauer untersucht.

84 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Abschnitt 3.3.1.

85 Bis 2006 hatte das Bundeskartellamt noch einen bundesweiten Markt fiir die Belieferung von Weiter -
verteilern mit Elektrizitit zugrunde gelegt. Fiir eine ausfiihrliche Analyse zu der Frage, ob mit dem
Erstabsatzmarkt eine angebotsbezogene Marktabgrenzung zugrunde zu legen ist, vgl. Monopolkom-
mission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 151 ff.
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2.2.1.2 Probleme der Abgrenzung von Erzeugungs- und Distributionsebene

78. Durch die Abgrenzung des Erstabsatzmarktes fiir physisch produzierte Strommen-
gen werden die nachfolgenden Handelsstufen und damit das sich an den Erstabsatz an-
schlieBende Zweitgeschéft der Marktteilnehmer mit Elektrizitdt aus der Betrachtung
ausgeschlossen. Der Erstabsatzmarkt ist damit ein virtueller Markt, der nicht durch das
Geschift mit Strom an einem bestimmten Handelsplatz abgebildet wird. Erstabsatz von
Strom kann somit praktisch an einem beliebigen Handelsplatz (z.B. an einer Stromborse
oder im OTC-Handel) und mit einer beliebigen Fristigkeit (z.B. an Spot-, aber auch an
Terminmaérkten) erfolgen. Zwar ist diese Marktabgrenzung aus Sicht der Monopolkom-
mission durchaus sachgerecht, da der Erstabsatz physisch produzierter Strommengen
bestimmte eigene Verhaltensspielrdume zuldsst. Allerdings bleibt die komplexe Verbin-
dung zwischen Missbrauchspotenzialen und den zuvor genannten Handelsbedingungen
bisher weitgehend unbeleuchtet. Weitere Erkenntnisse wéren hierzu auch deshalb von
Interesse, weil der Monopolkommission berichtet wurde, dass groe Energieerzeuger
ihre Erstabsatzaktivititen heute insbesondere auf die Terminmirkte konzentrieren und
damit nicht unbedingt nennenswert im oftmals modellhaft betrachteten Day-ahead-
Geschift titig sind.*

79. An der Frage, ob ein Missbrauch von Marktmacht (z.B. durch Kapazititszuriickhal -
tung) fiir Erzeuger von elektrischer Energie rentabel sein kann, lassen sich zudem Zu-
sammenhénge zwischen Erstabsatzmarkt und nachgelagerten Distributionsmirkten auf-
zeigen. So kann es fiir die Profitabilitit eines Missbrauchs — und damit fiir die Anreize
zu missbriauchlichem Verhalten — unmittelbar relevant sein, ob das betreffende Unter-
nehmen neben den eigenen Erzeugungskapazititen (auf dem Erstabsatzmarkt) auch
noch iiber weitere sekundér gehandelte Mengen verfiigt, die von einer moglichen miss-
brauchlichen Preismanipulation ebenfalls betroffen sind. Allein vor diesem Hintergrund
lassen sich kompetitive Effekte zwischen dem Erstabsatzmarkt und nachgeordneten
Handelsstufen nicht ausschlieBen.

80. Weiterhin kann wettbewerbsbeschrankendes Verhalten prinzipiell auch auf den dem
Erstabsatzmarkt nachfolgenden Markten isoliert auftreten. So stellt sich die Frage, ob
auch ein reiner Sekundérhéndler — z.B. im Bereich des heute noch weitgehend intrans-
parenten OTC-Handels — durch kurz- oder langfristig kontrahierte Strommengen Posi-
tionen aufbaut und mit diesen Mengen Einfluss auf die Preise an bestimmten Handels-
punkten nehmen kann.*” Die Monopolkommission hat in ihrem letzten Sondergutachten
insbesondere auf das Problem mdglicher Liicken in der Aufsicht tiber diese und weitere
Distributionsmérkte durch verschiedene Behdrden — in Deutschland insbesondere durch
das Bundeskartellamt, die Bundesanstalt fiir Finanzdienstleistungsaufsicht und die Bor-
senaufsicht — hingewiesen.® Derzeit erfolgt eine sukzessive Umsetzung europdischer
Vorschriften zur Energie- und Finanzmarktregulierung, durch die die Transparenz ver-

86 So hat z.B. das Bundeskartellamt in seiner Sektoruntersuchung Stromerzeugung/Stromgrof3handel
sein algorithmisches Optimierungsmodell zur Uberpriifung von Marktmachtmissbrauch auf dem Erst-
absatzmarkt auf den Day-ahead-Handel konzentriert und dabei auf dessen besondere Bedeutung ver-
wiesen; vgl. BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/Stromgrof3handel, S. 49.

87 Vgl. z.B. Holmberg, P./Willems, B., Relaxing competition through speculation: Committing to a nega-
tive supply slope, IFN Working Paper No. 937, November 2012.

88 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 617 ff.
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schiedener Energiehandelssegmente verbessert werden soll.* Die entsprechenden Ver-
ordnungen befinden sich in der Umsetzungsphase, sodass eine Uberpriifung des Status
quo der Energichandelsmérkte durch die zustindigen europdischen Institutionen ange-
messen erscheint. Entscheidend fiir ein verbessertes regulatorisches Verstindnis der be-
troffenen Mérkte ist dabei die Datenerfassung und Datenanalyse fiir das Kontinuum der
Wertschdpfungsstufen.” Auch das Bundeskartellamt sollte zukiinftig eine Uberpriifung
der Handelsmaérkte erwédgen, um seine Marktabgrenzung im EnergiegroBhandel addquat
zu fundieren.

2.2.1.3 Abgrenzung und Uberschneidung des Erstabsatzmarktes und der Miirkte
fiir erneuerbare Energien und Regelenergie

81. Das Bundeskartellamt hat bisher sowohl die Regelenergie als auch den EEG-Strom
nicht in die Abgrenzung des Erstabsatzmarktes eingeschlossen. Auch wenn die Mono-
polkommission die entsprechenden Griinde grundsétzlich anerkennt, ist jedoch festzu-
stellen, dass verschiedene Aspekte fiir erhebliche Verbundeffekte zwischen den entspre-
chenden Mirkten sprechen.

82. Im Falle der Regelenergie, technisch zutreffender auch als Regelleistung bezeichnet,
handelt es sich um eine Reserveleistung, die dazu dient, Angebot und Nachfrage nach
Elektrizitit stets im Einklang zu halten. Regelenergie wird vom Ubertragungsnetzbetrei-
ber eingesetzt und als vorzuhaltende Kapazitit in gesonderten Auktionen ausgeschrie-
ben. Man unterscheidet zwischen Primér-, Sekundir- und Minutenreserve, die jeweils
unterschiedlichen Zwecken im Rahmen der Aufrechterhaltung der Systemstabilitit die-
nen. Prinzipiell handelt es sich bei den die Regelenergie bereitstellenden Kraftwerken
um diejenigen, die ihren produzierten Strom auch auf dem Erstabsatzmarkt und damit
im gewohnlichen Grofhandel anbieten. Das Bundeskartellamt stiitzt seine Abgrenzung
eines isolierten Regelenergiemarktes insbesondere darauf, dass fiir Kraftwerke, die am
Regelenergiemarkt angeboten werden, eine Priaqualifizierung erforderlich ist, also nur
solche Kraftwerke ihre Kapazitit anbieten diirfen, die spezielle technische Vorausset-
zungen erfiillen. Daher sei die Austauschbarkeit auf Nachfragerseite nicht gegeben.’
Zudem spriachen auch die gesonderten Ausschreibungen und ihre speziellen Bedingun-
gen (,,Pay-as-Bid-Auktionierung®) fiir eine eingeschrinkte Austauschbarkeit der Regel-
energieprodukte mit denen des Stromgrofhandels.

83. Zwar stimmt die Monopolkommission mit dieser Sichtweise im Grundsatz {iberein,
allerdings geht sie auch davon aus, dass Wirkungszusammenhédnge zwischen den auf
den Auktionsplattformen erzielten Preisen fiir den Einsatz von Regelenergie und den
Preisen auf dem sonstigen StromgroBhandel bestehen. Primér- und Sekundérregelleis-
tung werden wochentlich im Voraus ausgeschrieben, wihrend flir die Minutenreserve
taglich Ausschreibungen fiir den Folgetag erfolgen. Die Ausschreibung von positiver

89 Von Bedeutung sind insbesondere die Verordnung iiber die Integritdt und Transparenz des Energie-
marktes (,REMIT®), welche die Energiemirkte europaweit einer erweiterten Transparenzverpflich-
tung unterstellt, und die Verordnung iiber OTC-Derivate zentrale Gegenparteien und Transaktionsre -
gister” (,,EMIR®); vgl. Verordnung (EU) Nr. 1227/2011 des Européischen Parlaments und des Rates
vom 25. Oktober 2011 {iiber die Integritét und Transparenz des EnergiegroBhandelsmarkts, ABl. EU
Nr. L 326 vom 8. Dezember 2011, S. 1; Verordnung (EU) Nr. 648/2012 des Europaischen Parlaments
und des Rates vom 4. Juli 2012 iiber OTC-Derivate, zentrale Gegenparteien und Transaktionsregister,
ABI. EU Nr. L 201 vom 27. Juli 2012, S. 1.

90 Vgl. hierzu eingehender Abschnitt 2.3.

91 Vgl. BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgrofShandel, S. 71 ff.
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Regelenergiekapazitit ist dabei nach Ansicht der Monopolkommission mit Termin- (Pri-
mér- und Sekundirregelleistung) bzw. Spotmarktkontrakten (Minutenreserve) zu ver-
gleichen, die in den Erstabsatzmarkt einbezogen werden. Insbesondere bei der Minuten-
reserve sind die technologischen Anforderungen eher gering, sodass z.B. positive Regel-
leistung vor allem durch Gaskraftwerke vieler unterschiedlicher Anbieter erbracht wird
und ein Wirkungszusammenhang zu den Preisen im gewdhnlichen Day-ahead-Geschift
angenommen werden kann.

84. Ahnlich der Situation auf den Regelenergiemirkten lisst sich auch der Markt fiir die
Erzeugung und Vermarktung von EEG-Strom nicht eindeutig von den Erstabsatzmark-
ten fiir Strom trennen. Zwar argumentierte das Bundeskartellamt im Jahr 2011, dass
durch den Einspeisevorrang und die Einspeisevergiitung fiir EEG-geforderte Stromer-
zeugung die erneuerbaren Energien faktisch von einem Wettbewerb mit konventionellen
Erzeugern ausgenommen seien und fiir diesen Strom daher ein eigener Markt bestehe.
Seitdem hat sich die institutionelle Struktur der EEG-Forderung jedoch vor allem im
Hinblick auf die Einfiihrung der Forderung im Marktpramienmodell gedndert.” Danach
konnen Betreiber von vergiitungsfdhigen EE-Anlagen in den meisten Fillen den von ih-
nen erzeugten Strom nach ihrer Wahl auch selbststindig vermarkten und erhalten die
Forderung in Form generalisierter Aufschldge auf den Vermarktungserlds. Im Rahmen
der Selbstvermarktung stehen diese Anlagenbetreiber mit dem Angebot aus konventio-
nellen Anlagen im Wettbewerb. Der Wettbewerb zwischen EE-Anlagen im Marktprami-
enmodell und konventionellen Anlagen wird allerdings dadurch eingeschrinkt, dass vor
allem dargebotsabhingige Erzeugungstechnologien (z.B. Windkraft und Photovoltaik)
von exogenen meteorologischen Faktoren abhéngig sind und bei Grenzkosten nahe null
daher unabhingig von der Marktlage einspeisen. Bei anderen Technologien (etwa Was-
serkraft) existiert dieses Problem jedoch nur in erheblich beschrinkterem Umfang, so-
dass das Marktprdmienmodell in diesem Fall eine Konkurrenzsituation dieser Anlagen
zu den konventionellen Erzeugungstechniken herstellt.

85. Die Monopolkommission hélt die Abgrenzung eigener Mérkte fiir saimtliche Regel-
energieformen und fiir EEG-geforderte erneuerbare Energien nicht mehr fiir eindeutig
belegt. Sie spricht sich dafiir aus, die selbststandige Abgrenzung dieser Mérkte im Rah-
men der Kartellrechtsanwendung allerdings zundchst weiterhin anzunehmen, aber bei-
spielsweise im Rahmen relevanter zukiinftiger Verfahren einer erneuten Priifung zu un-
terziehen. Hierbei sollte nach jetzigem Stand insbesondere die Einbeziehung des Mark-
tes fiir die Minutenreserve und der nicht dargebotsabhingigen EEG-geforderten Ener-
gieerzeugungsformen in den Erstabsatzmarkt untersucht werden.

2.2.2 Marktstruktur und Marktmacht auf dem Markt fiir den Erstabsatz
konventionell erzeugten Stroms

86. Ein typisches Problem der Analyse von Mirkten stellt die Messung von Marktmacht
der agierenden Unternehmen dar. Aus 6konomischer Perspektive ldsst sich Marktmacht
vor allem an den sich auf einem Markt einstellenden Preisen im Verhéltnis zu den Kos-
ten messen. Marktmacht dul3ert sich dabei insbesondere dadurch, dass es den auf einem
Markt agierenden Unternehmen gelingt, ihren Preis {iber den Preis zu heben, der sich
unter Wettbewerb einstellen wiirde. Aus diesem Grund wird in der wissenschaftlichen
Literatur Marktmacht hiaufig liber entsprechende Indizes quantifiziert, insbesondere

92 Vgl. BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgrofBhandel, S. 73 f.
93 Vgl. Tz. 229 ff.
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durch den sog. Lerner-Index, der die Marge zwischen Preis und Grenzkosten misst. Al-
lerdings eignet sich ein preisbezogener Indikator wie der Lerner-Index in der Regel nicht
als Screening-Instrument fiir eine empirische Beobachtung der Energiemirkte; zum
einen, da die laufenden Kosten der Stromproduktion den auf dem Markt agierenden Un-
ternehmen in der Regel nicht bekannt sind, zum anderen, da die Stromproduktion mit
nicht unerheblichen Fixkosten verbunden ist. Um eine grundlegende Einschétzung der
Marktmacht auf Energiemérkten zu erhalten, wird daher oft auf strukturelle Indikatoren
zuriickgegriffen.” Hierbei werden gewohnlich zunéchst die Marktanteile der auf diesem
Markt tiatigen Unternehmen herangezogen und Konzentrationsmalle berechnet; zur Be-
wertung der Marktmacht im Stromgrofhandel hat der sog. Residual Supply Index (RSI)
eine besondere Relevanz erlangt, da er auch die Nachfrage als eigenen Parameter expli-
zit berticksichtigt.

87. Um einen Uberblick iiber die weitere und aktuelle Entwicklung der Struktur des
Stromerzeugermarktes zu erhalten und Riickschliisse auf die Marktmacht der Anbieter
zu ziehen, hat die Monopolkommission verschiedene eigene empirische Auswertungen
hinsichtlich der Wettbewerbssituation auf dem Stromerstabsatzmarkt vorgenommen.
Dazu hat sie neben verschiedenen strukturellen Analysen zur Anbieterseite auch eine
Kalkulation des Residual Supply Index vorgenommen. Nachfolgend wird zunichst die
allen Berechnungen zugrunde liegende Datenbasis erldutert. Im Anschluss an eine Ana-
lyse der strukturellen Indikatoren erfolgt eine Bewertung der Ergebnisse des RSI, aus
der sich unter anderem Riickschliisse auf die kartellrechtliche Marktbeherrschung ablei-
ten lassen.

2.2.2.1 Datenbasis und Approximation von Angebots- und Nachfrageparametern

88. Die von der Monopolkommission durchgefiihrten empirischen Analysen basieren
angebotsseitig auf der von der Bundesnetzagentur verdffentlichten Kraftwerksliste.” Die
Kraftwerksliste enthilt alle Bestandskraftwerke in Deutschland mit einer elektrischen
Netto-Nennleistung” von mindestens 10 MW. Erzeugungsanlagen mit einer geringeren
Netto-Nennleistung als 10 MW, die nicht nach dem EEG vergiitungsfahig sind, werden
in der Kraftwerksliste nicht aufgefiihrt. Laut Auskunft der Bundesnetzagentur liegt die
Abdeckungsquote der verdffentlichten Kraftwerksliste fiir die konventionellen Anlagen
bei iiber 95 % der Gesamtleistung.

Des Weiteren sind in der Kraftwerksliste auch solche Kraftwerke aus Luxemburg,
Frankreich, der Schweiz und Osterreich enthalten, die mit ihrer Leistung in das deutsche
Netz bzw. in eine deutsche Regelzone einspeisen.”’ Die Kraftwerke aus diesen Landern

94 Dabei handelt es sich um statische Indikatoren. Dynamische und strategische Effekte werden insoweit
ausgeklammert. Derartige verhaltensbasierte Aspekte, wie beispiclsweise ein koordiniertes Verhalten
zweier oder mehrerer Anbieter, fallen bei einer statischen Ex-post-Analyse nicht auf. Dennoch eignen
sich statische Indikatoren in vielen Fallen als grundlegendes systematisches Testverfahren.

95 Stand 1. Februar 2013, aktuelle Version abrufbar unter: http://www.bundesnetzagentur.de/DE/Sachge-
biete/ElektrizitaetGas/Sonderthemen/Kraftwerksliste/VeroeffKraftwerksliste node.html.

96 Die Netto-Nennleistung ist die maximale Leistung, die abziiglich des Betriebs- und Eigenverbrauchs
einer Anlage bzw. Erzeugungseinheit an das Versorgungsnetz abgegeben wird.

97 Dariiber hinaus erfasst die Bundesnetzagentur auch Erzeugungsanlagen mit einer Netto-Nennleistung
kleiner 10 MW, wenn diese nach dem EEG vergiitungsfahig sind. Allerdings sind diese Anlagen nicht
einzeln, sondern nur aggregiert nach Bundesland und Energietréigern enthalten. Diese Werte basieren
auf dem EEG-Anlagenregister, das die einzelnen Anlagen zwar mit einem individuellen Schliissel ver-
sieht, jedoch weder Kraftwerksnamen noch die dazugehdrigen Kraftwerksbetreiberfirmen fiihrt. Die
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sind deshalb fiir eine Analyse des deutschen Marktes zu beriicksichtigen, da sie keinem
Engpass an Interkonnektoren unterliegen und daher technisch auch keine Importe dar-
stellen. Das Gebiet Osterreichs wird zudem unabhiingig von technischen Lastfliissen in
seiner Gesamtheit vom geografisch relevanten Markt erfasst; aufgrund der Unvollstdn-
digkeit der Einzeldaten iiber die Osterreichischen Kraftwerke kann die dortige Erzeu-
gung allerdings nur fiir einzelne Auswertungen in aggregierter Form bzw. im Rahmen
der RSI-Kalkulation nur indirekt {iber die Stromimporte berticksichtigt werden.

89. So ergibt sich daher ohne die nach EEG vergiiteten Anlagen und die in das deutsche
Netz einspeisenden Kraftwerke aus Osterreich, der Schweiz, Frankreich und Luxemburg
eine Netto-Nennleistung von insgesamt 103.609 MW bzw. 732 Kraftwerk(sblock)en
von 217 Betreiberunternehmen. Die kleinste Anlage hat hierbei eine Kapazitit von le-
diglich 0,4 MW, wohingegen die zwei grofiten Kraftwerke eine Netto-Nennleistung von
1.410 MW aufweisen.

90. Zur Analyse der nach Eigentiimergruppen segmentierten Kraftwerkskapazititen
wurden Daten iiber die jeweiligen Betreiberfirmen der unterschiedlichen Kraft-
werk(sblock)e mit Daten zu den kontrollierenden Eigentiimern aus der ORBIS-Daten-
bank von Bureau van Dijk*® verkniipft. Der Anteil der vier groBten Erzeuger sowie die
Anteile kommunaler und anderer privater Anbieter wurde mittels der Dominanzmethode
bestimmt. Gemif3 der Dominanzmethode wurden im Falle von Kapitalgesellschaften
demjenigen Anteilseigner, der direkt oder indirekt iiber dritte Unternehmen mindestens
die Halfte des Eigenkapitals hilt, die Kontrolle der betreffenden Betreiberfirma zuge-
rechnet. Informationen zu kontrollierenden Eigentiimern von Stadtwerken oder sonsti-
gen Anbietern, die nicht im Handelsregister eingetragen sind oder aus anderen Griinden
nicht in der ORBIS-Datenbank gefiihrt werden, wurden manuell mithilfe vertrauenswiir-
diger Informationen im Internet nachrecherchiert. Mit diesem Vorgehen konnten fiir alle
in der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur aufgefiihrten relevanten Kraftwerksbetrei-
ber die kontrollierenden Eigentiimer identifiziert werden. In einigen wenigen Féllen
existiert kein einzelner Anteilseigner, der mehr als 50 % des Anteilsbesitzes hélt. Diese
Unternehmen wurden je nach Dominanz der verschiedenen Kategorien entweder den
kommunalen oder anderen privaten Unternehmen zugerechnet. Da jedoch bei einigen
dieser Unternehmen die vier grolen Anbieter eine Minderheits- (Beteiligungsquote
25 %) bzw. gar eine Sperrminderheitsbeteiligung (Beteiligungsquote von iiber 25 % und
bis zu 50 %) besallen, wurden diese Fille in der folgenden Analyse nochmals gesondert
betrachtet.

91. Zur Berechnung des Residual Supply Index nach der in Abschnitt 2.2.2.3 bezeichne-
ten Form ist es notwendig, seine einzelnen Bestandteile addquat abzubilden: die Markt-
bzw. Gesamtkapazitit, die Kapazitit des jeweils untersuchten Unternehmens (nachfol-
gend Unternehmen i) sowie die Marktnachfrage entsprechend. Die Berechnung des RSI
basiert demnach auf folgender Grundformel:

nach EEG installierten Kapazitdten werden — wenn auch zum gréBten Teil nur in aggregierter Form —
vollstidndig erfasst. Allerdings ist es lediglich mdglich, nur etwa 14 % der nach EEG vergiiteten Anla-
gen eindeutig einem Kraftwerksbetreiberunternehmen zuzuordnen. Abruf des Anlagenregisters:
http://www.energymap.info/download.html.

98 Berichtsstand Februar 2013.
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RSI. = Marktkapazitit— Kapazitit
P Marktnachfrage

Marktkapazitit und Kapazitiit des jeweiligen Unternehmens i

92. Die Gesamtkapazitit im Markt errechnet sich aus der Summe der Netto-Nennleis-
tung aller mittels konventioneller Energietrager betriebener Kraftwerke, welche in der
von der Bundesnetzagentur erstellten Kraftwerksliste aufgefiihrt sind.

Die Kapazitit des jeweiligen Unternehmens i (RWE, E.ON, EnBW, Vattenfall) errechnet
sich aus der Summe der Netto-Nennleistung aller in der Kraftwerksliste der Bundesnetz-
agentur erfassten konventionellen Kraftwerke, welche mehrheitlich von dem jeweiligen
Unternehmen kontrolliert werden.

93. Ein wichtiger Punkt, den es bei der Ermittlung sowohl der Gesamtkapazitit als auch
der jeweiligen individuellen Kapazititen der untersuchten Unternehmen zu beriicksich-
tigen gilt, betrifft die Nicht- bzw. die verminderte Verfiigbarkeit von Kraftwerken. Diese
konnen durch geplante technische Wartungen (z.B. regelméBige Revisionen) und durch
technische Stérungen bedingte, ungeplante Kraftwerksausfille verursacht werden. Die
vier deutschen Ubertragungsnetzbetreiber sind gesetzlich dazu verpflichtet, geplante
und ungeplante Nichtbeanspruchbarkeiten von Erzeugungseinheiten mit einer Netto-
Nennleistung grofler als 100 MW zu melden. Im Unterschied zur nicht verfligbaren
Leistung werden bei der nicht beanspruchbaren Leistung zusétzlich auch auBerhalb der
Erzeugungseinheit liegende Griinde (z.B. Kiihlwassereinschrinkung, Kurzschluss im
Versorgungsnetz) fiir die Begrenzung der moglichen eingespeisten Leistung beriicksich-
tigt.” Diese werden auf der EEX-Tranzparenzplattform unter Angabe der minutenge-
nauen Leistungseinschrinkung verdffentlicht. Da knapp 84 % der gesamten in Deutsch-
land durch konventionelle Energietrdger verfiigbaren Kraftwerkskapazitidten von Kraft-
werken mit einer Netto-Nennleistung grofler als 100 MW bereitgestellt werden, stellen
diese veroOffentlichten Werte eine addquate Kennzahl dar, um die Leistungseinschran-
kung durch technische Restriktionen stundengenau abzubilden. Im Jahr 2012 standen im
Durchschnitt knapp 15 % der installierten Netto-Nennleistung nicht bzw. nur einge-
schriankt zur Verfligung (vgl. Abbildung 2.7).'"” Um diesem Umstand Rechnung zu tra-
gen, wird diese Leistungseinschrinkung stundengenau von der Gesamtkapazitit abgezo-
gen. Allerdings lassen sich die hinsichtlich der Leistungseinschrankungen verfiigbaren
Daten nicht unternehmensgenau zuordnen, da die verdffentlichten Daten lediglich nach
Primédrenergietragern, nicht jedoch nach den einzelnen Kraftwerk(sblock)en differenzie-
ren. Daher wird ndherungsweise die mit dem Marktanteil des jeweiligen Unternehmens
gewichtete stundengenaue Leistungseinschrinkung von der individuellen Kapazitit des
jeweiligen Unternehmens'"' subtrahiert.

Die Monopolkommission regt an dieser Stelle an, die entsprechende Transparenz iiber
Kraftwerksausfille dadurch zu erhéhen, dass zukiinftig neben den bisherigen Angaben
auch das von einem Ausfall betroffene Kraftwerk bzw. der betroffene Kraftwerksblock

99 Vgl. EEX-Transparenzplattform, Glossar.

100 Hierbei ist der liberwiegende Anteil von 12,7 % den geplanten technischen Restriktionen zuzuschrei-
ben.

101 Vgl. Abbildung 2.8 und Tz. 100.
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individuell in der Liste aufgefiihrt wird. Dies wiirde eine bessere Uberpriifung der Aus-
fille vor dem Hintergrund des Schutzes vor mdglichen Wettbewerbsbeschrinkungen zu-
lassen. Sofern hier keine freiwillige Regelung zu erzielen ist, schlidgt die Monopolkom-
mission eine Ausweitung der entsprechenden gesetzlichen Regelungen vor.

Abbildung 2.7:

Verteilung der Kraftwerksausfille im Jahr 2012
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Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten der EEX

94. Neben der Berticksichtigung technischer Einschrankungen ist zu beachten, dass sich
die in Deutschland verfiigbare Gesamtkapazitit durch die Moglichkeit von Stromimpor-
ten vergroBert. Es stellt sich die Frage, wie man diesem Umstand geeignet Rechnung
tragen kann. Das Bundeskartellamt hat sich mit dieser Problematik bereits ausfiihrlich in
seiner Sektoruntersuchung auseinandergesetzt und die Stromimportmenge mittels der
hochsten im Beobachtungszeitraum gemessenen Nettoimporte approximiert.'® Die Mo-
nopolkommission hélt dieses Verfahren fiir eine plausible Variante, um den maximal
moglichen Einfluss von Importkapazitdten zu schétzen. Sie hat daher fiir diese Untersu-
chung den maximalen Wert der kumulierten stiindlichen Nettoimporte des Jahres 2012
ermittelt und als MaB fiir die Importkapazititen verwendet.'” Die Daten fiir die grenz-
iiberschreitenden Lastfliisse sind auf der Transparenzplattform des Verbandes Européi-

102 Vgl. BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroBhandel, S. 100 ff.

103 Ein von London Economics und von Frontier Economics vorgebrachter Alternativvorschlag wére, die
Summe der sog. ,,net transfer capacity”, d.h. die maximale Ubertragungskapazitit an den Grenzkup-
pelstellen, als Ndherungswert fiir die Importkapazititen zu beriicksichtigen. Das Bundeskartellamt
verweist allerdings darauf, dass aus technischen Griinden die maximal verfiigbare Importkapazitt
deutlich unter der Summe aller Nettotransferkapazititen liegt. Die durchschnittliche Nettotransferka-
pazitét fir 2012 lag bei 12.117 MW. Somit wire der errechnete Anteil an Stunden, in denen der RSI
eine kritische Schwelle unterschreitet, geringer als bei Nutzung der maximal gemessenen Nettoimpor -
te; vgl. London Economics, Structure and Performance of Six European Wholesale Electricity Mar-
kets in 2003, 2004 and 2005, Februar 2007, und Frontier Economics, Marktkonzentration im deut-
schen Stromerzeugungsmarkt. Eine Studie fiir E.ON, 21. Oktober 2010.
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scher Ubertragungsnetzbetreiber (ENTSO-E) auf stiindlicher Basis verfiigbar.'® In 2012
betrigt die maximale durch Nettoimporte erzeugte Leistungskapazitit 7.682 MW.'® Al-
lerdings erlauben die verfligbaren Daten keine Zuordnung der einzelnen grenziiber-
schreitenden Lastfliisse zu Unternehmenskapazititen, weshalb diese Lastfliisse lediglich
in die Gesamtkapazitit eingehen.

Gesamtnachfrage

95. Eine in der Vergangenheit beliebte Kennzahl zur Messung der Stromnachfrage bzw.
von relevanten Laststromen beschreibt die vertikale Netzlast. Diese Kennzahl definiert
sich als die vorzeichenrichtige Summe aller Ubergaben aus dem Ubertragungsnetz iiber
direkt angeschlossene Transformatoren und Leitungen zu Verteilnetzen und Endverbrau-
chern.'”® Auf dem ersten Blick erscheint die Kennzahl aussagekriftig, da eingespeiste
Mengen in Netze mit geringerer Spannung, die nach oben in Netze mit hoherer Span-
nung geleitet werden, nicht enthalten sind. Letzteres gilt vor allem fiir Strom aus erneu-
erbaren Energien, der somit in der vertikalen Netzlast nicht inkludiert ist. Allerdings gilt
dies auch fiir Lastginge kleinerer, mittels konventioneller Energietrdger betriebener
Kraftwerke, die groftenteils in die unteren Spannungsebenen einspeisen und somit
ebenfalls nicht bei der vertikalen Netzlast beriicksichtigt werden. Folglich kann mittels
der vertikalen Netzlast die Stromnachfrage nicht vollstdndig abgebildet werden.

Ein geeigneteres Mal} scheint daher die Regelzonenlast darzustellen. Diese errechnet
sich als Summe der vertikalen Netzlast, der EEG-Einspeisung sowie der Leistungsmit-
telwerte der unterlagerten konventionellen Einspeisungen und sonstiger Einspeisungen
in den Netzen < 110 kV.'"”” ENTSO-E veroffentlicht fiir Deutschland stundengenau die
aggregierten Regelzonenlasten der vier deutschen Regelzonen (sog. ,hourly load
values®). Die fiir Deutschland berichteten Werte bilden laut Angaben von ENTSO-E
etwa 91 % des gesamten elektrischen Verbrauchs in Deutschland ab. Nicht enthalten
sind industrielle Eigenerzeugung sowie Teile des Bahnstroms.'® Da die Gesamtkapazi-
tat auf der Angebotsseite auch Industrie- sowie Bahnstromkraftwerke enthilt, werden
die Daten Von ENTSO-E zur besseren Vergleichbarkeit auf 100 % des elektrischen Ver-
brauchs hochgerechnet. In einer alternativen Berechnungsvariante hat die Monopolkom-
mission jedoch auch die Gesamtnachfrage auf Basis der von ENTSO-E ausgewiesenen
91 % berechnet. In dieser Spezifikation wurde daher die Gesamtkapazitdt durch die von
Industriekraftwerken erzeugte Netto-Nennleistung bereinigt.

104 Vgl. Transparenzplattform des Verbandes der Europiischen Ubertragungsnetzbetreiber (The transpa-
rency platform on Electricity in Europe), www.entsoe.net. Ausgewiesene Werte enthalten auch grenz-
iiberschreitende Lastfliisse zwischen Deutschland und Osterreich.

105 Dieser Wert ergab sich am 6. Mai 2012 zwischen 19 und 20 Uhr. Zu diesem Zeitpunkt betrugen die
Exporte lediglich 980 MW und die Importe 8.662 MW; die Importe iiberstiegen somit die Exporte um
7.682 MW. Es gilt iiberdies zu beachten, dass im Jahr 2012 in etwa 75 % aller Stunden kumuliert be-
trachtet mehr Strom von Deutschland exportiert als importiert wurde.

106 Vgl. unter anderem 50Hertz Transmission GmbH, Kennzahlen, http://www.50hertz.com/de/149.htm.

107 Vgl. Bericht der deutschen Ubertragungsnetzbetreiber zur Leistungsbilanz 2012 nach EnWG § 12
Abs. 4und 5, http://www.bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/J-L/leistungsbilanzbericht-2012,property=
pdf,bereich=bmwi2012,sprache=de,rwb=true.pdf. Dieser Bericht macht zudem deutlich, dass es fiir
die Berechnung der Lastmafle offenbar keine einheitlichen Berechnungsstandards gibt, die angewen-
deten Verfahren der Ubertragungsnetzbetreiber daher teilweise Unterschiede aufweisen konnen.

108 Zuziiglich Netzverluste und abziiglich des Pumpstromverbrauchs von Speicherkraftwerken sowie des
Eigenstromverbrauchs von Kraftwerken; vgl. ENTSO-E, Load and Consumption Data.
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96. In einem néchsten Schritt werden die Anteile der nach EEG vergiiteten Energietriger
von der Lastmenge subtrahiert, um die Residuallast fiir die Abbildung der Nachfrage
nach konventioneller Energie herzuleiten. Dazu hat die Monopolkommission die fluktu-
ierenden Einspeisungen von nicht steuerbaren Kraftwerken der Produktion von Wind-
und Solarstrom stundengenau beriicksichtigt. Die entsprechenden Daten wurden von der
EEX zur Verfiigung gestellt.'” Allerdings sind fiir die dargebotsunabhéngigen Energie-
triger wie Wasser, Biomasse, Gas und Geothermie Werte auf Stundenbasis nicht fiir alle
Regelzonen vollstindig verfligbar. Eine Alternative bietet hierzu ENTSO-E, die Werte
auf Monatsbasis veroffentlichen. Diese lassen somit Riickschliisse auf den Anteil dieser
Energietrdger am gesamten elektrischen Verbrauch zu. Da die Stromeinspeisung fiir die
dargebotsabhingigen Energietrager im Tagesverlauf jedoch nur schwach volatil ist''?, ist
die Annahme einer monatlich konstanten relativen Einspeisemenge ein geeignetes Mit-
tel zur Abbildung der Stromeinspeisung aus diesen Energieformen. Fiir das Jahr 2012
bemisst sich der durchschnittliche Anteil der gesamten Einspeisemenge aus EEG-vergii-
teten Energietragern demnach auf etwa 20,3 %.

97. Ein entscheidender Aspekt, welcher bei der Modellierung der Stromnachfrage be-
riicksichtigt werden muss, betrifft die Beriicksichtigung von Regelenergie. Aufgrund der
Nichtspeicherbarkeit von Strom muss nahezu stets ein Gleichgewicht zwischen Einspei-
sung und Entnahme vorliegen. Eine eventuelle Differenz zwischen geplanter Einspei-
sung und tatsdchlicher Entnahme wird durch den Einsatz von Regelenergie ausgegli-
chen. Wird beispielsweise zu wenig Strom erzeugt, muss Kraftwerkskapazitit zuge-
schaltet oder Last abgeschaltet werden (positive Regelenergie); hingegen muss bei der
Erzeugung von zu viel Strom entweder mehr Last zugeschaltet oder Kraftwerkskapazitit
abgeschaltet werden (negative Regelenergie). Fiir die Regelenergie werden daher eigene
Kapazititen vorgehalten, die fiir die Untersuchung des Marktes fiir die konventionelle
Stromerzeugung von der Monopolkommission mit einbezogen worden sind.'"! Die Be-
schaffung der Regelenergie erfolgt in Deutschland durch die vier Ubertragungsnetzbe-
treiber. Das geschieht mittels eines Ausschreibungsverfahrens tiber die benotigte Kapa-
zitdt auf der Internetplattform zur Vergabe von Regelleistung.'? Dabei wird nach Pri-
marregelleistung, Sekundirregelleistung und Minutenreserve unterschieden.'” Die ge-
nutzten Lastwerte enthalten zwar die tatsdchlich verbrauchte Regelenergie, nicht jedoch
die zusitzlich fiir nicht genutzte positive Regelenergie vorgehaltene Kapazitit. Daher
werden die Gesamtvorhaltungsmengen (Regelenergiebedarf) zunichst mittels der Aus-
schreibungsergebnisse der Internetplattform ermittelt und zur vorhandenen Regelzonen-
last addiert."* Hiermit ergibt sich allerdings das Problem, dass die effektiv verbrauchte
Regelenergie nun zweimal in der Regelzonenlast enthalten ist. Um diesem Umstand

109 Die Daten zur tatsichlichen Produktion von Wind- und Solarstrom werden durch die Ubertragungs-
netzbetreiber fiir ihre jeweilige Regelzone mittels einer Hochrechnung bestimmt und stiindlich mit ei-
nem Zeitversatz von maximal zwei Stunden auf der EEX-Transparenzplattform verdffentlicht; vgl.
http://www.transparency.eex.com/.

110 Vgl. Werte aus der 50-Hertz-Regelzone fiir den zeitlichen Verlauf der EEG-Stromeinspeisung,
http://www.50hertz.com/de/167.htm.

111 Vgl. Abschnitt 2.2.1.3.

112 www.regelleistung.net.

113 Fiir eine detaillierte Erldauterung vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 93 ff.

114 Da die Ausschreibungen nach Primérregelleistung und nicht nach negativem sowie positivem Bedarf
differenziert dargestellt werden, finden lediglich Sekundérregelleistung und Minutenreserve Beriick-
sichtigung. Allerdings ist die erforderliche Bereitstellungsmenge fiir Priméarregelleistung vergleichs-
weise gering, sodass durch die Nichtberiicksichtigung nur eine geringe Unsicherheit vorliegt.
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Rechnung zu tragen, wird dementsprechend die positive Regelenergie, welche mittels
des betrieblichen Regelzonensaldos des Netzregelverbundes'® ermittelt werden kann,
von der Regelzonenlast subtrahiert.

98. In der folgenden Tabelle 2.7 sind fiir eine Ubersicht die deskriptiven Statistiken aller
verwendeten Variablen samt Quelle aufgefiihrt. Fiir die Berechnung des RSI liegen Be-
obachtungen von insgesamt 8.782 Stunden fiir das Jahr 2012 vor."®

Tabelle 2.7:
Deskriptive Statistiken

Variable Datenquelle Mittelwert | Minimum | Maximum

(MW) (MW) (MW)
Netto-Nennleistung Kraftwerksliste BNetzA 141,5 0,4 1.410
Kraftwerk(sblock)e
Regelzonenlast ENTSO-E 58.749 32.089 81.840
Tatséchliche Produk- | Transparenzplattform EEX 3.182 0 22.152
tion Solar
Tatsdchliche Produk- | Transparenzplattform EEX 5.223 135 24.021
tion Wind
Tatsdchliche Produk- |ENTSO-E 3.362 1.680 4.876
tion andere Erneuerba-
re
Nichtbeanspruch- Transparenzplattform EEX 15.103 3.320 28.860
barkeiten von Erzeu-
gungseinheiten
Nettoimporte Transparenzplattform ENTSO-E -2.204 -11.742 7.682
Bedarf Minutenreser- | Internetplattform zur Vergabe von 1.909 1.552 2.426
veleistung' Regelleistung
Bedarf Sekundérregel- | Internetplattform zur Vergabe von 2.092 2.073 2.109
leistung' Regelleistung
Effektiver Bedarfan | Internetplattform zur Vergabe von 369 0 3.712
positiver Regelenergie |Regelleistung
Gesamtnachfrage 50.613 17.138 79.280
Gesamtkapazitét 96.188 82.432 107.971

1 Ausschreibung mittlerer Bedarf an positiver Regelenergie.

Quelle:

Eigene Berechnungen

2.2.2.2 Strukturelle Indikatoren der Angebotsseite

99.Im Rahmen einer wettbewerbsokonomischen Analyse von Mirkten stellen die
Marktanteile der jeweiligen Anbieter ein strukturelles Indiz fiir ihre Marktstellung dar.
Sie sind auch im Rahmen der kartellrechtlichen Analyse von Marktbeherrschung geméf
§ 19 Abs. 2 und 3 GWB von grundsitzlicher Bedeutung. Gerade auf dem Markt fiir

115 Der Netzregelverbund umfasst vier Regelzonen der Ubertragungsnetzbetreiber; vgl. Daten zur Regel-
energie, betrieblicher Regelzonensaldo (RZ_Saldo) des Netzregelverbundes fiir 2012, https://www.re-
gelleistung.net/ip/action/abrufwert.

116 Insgesamt hatte das Jahr 2012 8.784 Stunden. Fiir die fehlenden zwei Stunden lagen zu einzelnen Pa-
rametern keine verfiigbaren Information vor.
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konventionell erzeugten Strom wurde der Entwicklung der Marktanteile der groBen
Stromerzeugungsunternehmen eine hohe Aufmerksamkeit beigemessen. Die Monopol-
kommission hat in ihren Energie-Sondergutachten aus den verfiigbaren Daten stets die
Marktanteile der groen Energieversorgungsunternehmen ausgewiesen. Es zeigte sich,
dass der kumulierte Marktanteil dieser vier Unternehmen bezogen auf die erfassten Er-
zeugungskapazititen (ohne EE-Anlagen) fiir das Jahr 2009 (2007) bei etwa 82 % (85 %)
lag. Hiervon entfielen auf RWE 31 %, E.ON 19 %, Vattenfall 16 % und EnBW 14 %.'"
In ithrem gemeinsamen Monitoringbericht 2012 hatten das Bundeskartellamt und die
Bundesnetzagentur angefiihrt, dass sich dieser Anteil bereits in 2011 auf etwa 73 % re-
duziert hat.'" Um einen Uberblick iiber die weitere und aktuelle Entwicklung des
Stromerzeugermarktes zu erhalten, hat die Monopolkommission im Folgenden weiter-
fithrende Auswertungen zur Wettbewerbssituation auf dem Stromerstabsatzmarkt vorge-
nommen.

100. Hinsichtlich der Marktanteile auf dem konventionellen Kraftwerksmarkt im Jahr
2012 zeigen die in Abbildung 2.8 dargestellten Ergebnisse der Berechnung der Mono-
polkommission, dass 68 % aller konventionellen Energieerzeugungskapazititen von den
vier groflen Energieversorgern mehrheitlich kontrolliert werden. Hierbei sind die Anteile
von RWE und E.ON mit jeweils 21 % deutlich hoher als diejenigen von Vattenfall
(14 %) und EnBW (11 %). 16 % der Kraftwerkskapazititen sind mehrheitlich in kom-
munaler Hand'”, davon entfallen etwa 5% auf das Stadtwerke-Konsortium Rhein-Ruhr,
das den grofiten kommunalen Mehrheitseigner darstellt. Der hohe Anteil erkldrt sich da-
her, dass das Stadtwerke-Konsortium Rhein-Ruhr seit 2011 tiber die Kommunale Betei-
ligungsgesellschaft mbH & Co. KG (KSBG) Mehrheitsgesellschafterin der Steag GmbH
ist. Die Steag wiederum betreibt in Deutschland mehrere Steinkohle- und Raffinerie-
kraftwerke und gilt als flinftgrofter Stromerzeuger Deutschlands. Steag hélt aulerdem
Sperrminderheits- bzw. Minderheitsbeteiligungen an zwei groflen Steinkohlekraftwer-
ken, welche allerdings mehrheitlich von RWE bzw. EnBW kontrolliert werden.

101. Rund 17 % der elektrischen Netto-Nennleistung entfallen auf andere private Unter-
nehmen. Hierbei ist zu beachten, dass die vier grolen Energieerzeugungsunternehmen
an gut 18 % der Erzeugungskapazititen (dies entspricht etwa 6,3 GW, d.h. 6 % der ge-
samten installierten konventionellen Leistung) der kommunalen und sonstigen privaten
Unternehmen, mit weniger als 50 %, beteiligt sind. In der Gesamtschau wird jedoch eine
weitere Reduzierung des Anteils an den Erzeugungskapazititen der vier grof3ten deut-
schen Energieversorger gegeniiber 2010 deutlich. Im Vergleich zu 2009 zeigt sich insbe-
sondere bei RWE eine stirkere Reduktion der Marktanteile, wihrend E.ON sogar einen
Zuwachs von gut 2 % verzeichnen konnte.

117 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 443 ff.

118 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 15.

119 Hierbei gilt zu beriicksichtigen, dass unter dem Begriff , kommunal“ auch diejenigen Unternehmen
zusammengefasst werden, die mehrheitlich von nicht kommunalen Gebietskorperschaften der 6ffentli-
chen Hand kontrolliert werden. Uberwiegend sind die Mehrheitseigner allerdings kommunale Unter-
nehmen, lediglich 1,8 Prozentpunkte entfallen auf Mehrheitseigner der 6ffentlichen Hand (z.B. Frei-
staat Bayern).
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Abbildung 2.8:

Eigentiimerstruktur auf der Erzeugerebene
fiir konventionelle Energien 2012

Vier grofle
Energieversorger
68%

* Uberwiegend kommunale Anbieter, jedoch entfallen etwa 1,8 Prozentpunkte auf Mehrheitseigner der dffentlichen
Hand (z.B. Freistaat Bayern).

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von Bundesnetzagentur und ORBIS (Stand Februar 2013)

102. Da wettbewerbsdokonomisch von einem gemeinsamen Stromerstabsatzmarkt von
Deutschland und Osterreich auszugehen ist, werden in der nachfolgenden Darstellung
die installierten Kraftwerkskapazititen in Osterreich fiir die Marktanteilsberechnung mit
einbezogen.'” Abbildung 2.9 zeigt, dass sich der Marktanteil der vier grofen Energie-
versorgungsunternechmen um etwa zehn Prozentpunkte auf 58 % reduziert. Es fillt auf,
dass unter Beriicksichtigung der in Osterreich installierten Kraftwerkskapazititen ein
weiterer Anbieter, die VERBUND AG, welche in Osterreich mehr als die Hilfte der
konventionellen Kraftwerksleistung auf sich vereint, einen Marktanteil von etwa 8 %

120 Laut EEX-Transparenzplattform verfiigte Osterreich in 2012 iiber eine gesamte installierte Kraft-
werksleistung von 21,7 GW. Allerdings sind Kraftwerke im Grenzgebiet Osterreichs, die in die deut-
sche Regelzone einspeisen, bereits in der installierten Kapazitat Deutschlands enthalten. Die installier-
te Kapazitét der Osterreichischen Regelzone verringert sich daher um 3,1 GW auf 18,7 GW. Nach Ab-
zug der von Energie-Control Austria, der fiir die Strom- und Gaswirtschaft zustindigen Regulierungs-
behdrde in Osterreich, als Erzeugungsanlagen fiir erneuerbare Energien klassifizierten Leistungen
(Solar, Wind und Geothermie) von 1,2 GW (Stand 2011) verbleiben 17,5 GW, welche zu den fiir
Deutschland erfassten konventionellen Kraftwerksleistungen addiert werden miissen. Zu gut 90 % der
installierten Kraftwerkskapazititen in Osterreich kann mittels Informationen der EEX-Transparenz-
plattform, der VERBUND AG und der ORBIS-Datenbank der kontrollierende Eigentiimer zugeordnet
werden. Es stellte sich heraus, dass, alle in Osterreich betrachteten Unternehmen mehrheitlich in kom-
munaler Hand sind.
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aufweist. Beriicksichtigt man die VERBUND AG unter den groen Energieversorgern,
so erhoht sich deren Marktanteil auf 66 %.

Abbildung 2.9:
Eigentiimerstruktur auf der Erzeugerebene
fiir konventionelle Energien 2012
(mit Beriicksichtigung der installierten Kapazitiiten
in Osterreich)’
Andere private Anbieter
14%

Vier groRRe
Energieversorger
58%

VERBUND
8% EnBW

1 Nicht zuzuordnende Kapazititen werden mittels der grauen Flache dargestellt (entspricht etwa 1 % der Gesamtka-
pazitét).

* Uberwiegend kommunale Anbieter, jedoch entfallen etwa fiinf Prozentpunkte auf Mehrheitseigner der dffentlichen
Hand (z.B. Freistaat Bayern, Republik Osterreich).

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von Bundesnetzagentur, EEX Transparenzplattform, Ener-
gie-Control, VERBUND AG und ORBIS (Stand Februar 2013)

103. Allerdings ist aufgrund unterschiedlicher und vor allem fehlender Dateninformatio-
nen eine detailliertere Betrachtung der Angebotsseite unter Beriicksichtigung der Gster-
reichischen Kraftwerkskapazititen nicht moglich. Alle weiteren Auswertungen beziehen
sich deshalb ausschlieBlich auf die deutsche Regelzone bzw. die hier vorgehaltenen
Kraftwerkskapazititen.

104. Betrachtet man die Eigentiimerstruktur, bezogen auf die installierte Kraftwerkska-
pazitét der verschiedenen Energietrager, so wird deutlich, dass gerade bei Braunkohle,
welche mit etwa 18 GW fiir ein Fiinftel der gesamten Netto-Nennleistung verantwortlich
ist, die groften vier Energiekonzerne eindeutig dominieren. Zum Zeitpunkt der Untersu-
chung (Kraftwerksliste Februar 2013) wurden lediglich 1,5 % der installierten Leistung
deutscher Braunkohlekraftwerke nicht mehrheitlich von einem der vier grolen Energie-
versorger kontrolliert. Im Bezug auf die anderen Energietrager bewegt sich ihr Anteil
zwischen 49 % und 64 %. Kommunale Unternehmen sind am stérksten bei Steinkohle
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vertreten, wihrend sonstige private Unternehmen eher in Erdgas- und in mittels mehre-
rer Energietrager betriebene Kraftwerke investieren.

Der hohe Anteil kommunaler Unternehmen an Steinkohle ist darauf zuriickzufiihren,
dass die Steag GmbH von einer kommunalen Muttergesellschaft kontrolliert wird. So
entfallen auf die im Mehrheitsbesitz des Stadtwerke-Konsortiums Rhein-Ruhr befindli-
chen Steinkohlekraftwerke etwa 72 % der gesamten installierten Steinkohlekraftwerks-
leistung. Gerade bei der Erzeugungskapazitdt von Pumpspeicherkraftwerken ergibt sich
ein differenziertes Bild, sofern anstelle einer Zuordnung nach der Dominanzmethode
(Variante A) die Minderheits- bzw. Sperrminderheitsbeteiligungen der grof3en vier Ener-
gieversorger mitberiicksichtigt werden (Variante B). In der Konsequenz erhdht sich der
Marktanteil der vier groflen Energieversorgungsunternehmen in diesem Bereich von
60 % auf knapp 91 %, wie Abbildung 2.10 illustriert.

Abbildung 2.10:
Eigentiimerstruktur konventionelle Energietriger (in %)’

W Vier groBe Energieversorger (Variante A) Vier groBe Energieversorger (Variante B) mKommunal* Andere Private

Steinkohle Braunkohle Erdgas Mehrere Energietrager Pumpspeicher

100

90

80

70

60

1 Prozentzahlen addieren sich fiir die vier grolen Energieversorger, fiir kommunale und sonstige private Unterneh -
men bei Variante B zu 100 %. Kernenergie entféllt zu 100 % auf die vier gro3en Energieversorger.

* UUberwiegend kommunale Anbieter (einschlieBlich 6ffentlich-rechtliche Anbieter).

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von Bundesnetzagentur und ORBIS (Stand Februar 2013)

105. Die jeweiligen Erzeugungsarten (nur konventionelle Energien) der vier groBen
deutschen Stromversorger werden in den Abbildungen 2.11 und 2.12 dargestellt. Hierbei
werden in Variante A nur Unternehmen beriicksichtigt, bei denen RWE, E.ON, Vatten-
fall oder EnBW kontrollierender Eigentiimer sind, wohingegen in Variante B auch Un-
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ternehmen miteinbezogen werden, bei denen die vier Energieproduzenten Minderheits-
bzw. Sperrminderheitsbeteiligungen besitzen. Es wird deutlich, dass vor allem Vattenfall
iiber die Hélfte seiner gesamten Erzeugungskapazititen durch Braunkohlekraftwerke ab-
deckt. Bei RWE entfillt etwa ein Drittel der installierten Leistung auf Braunkohle, wo-
hingegen sich sowohl bei EnBW als auch bei E.ON der Eigenanteil an Braunkohle im
einstelligen Prozentbereich bewegt. Im Gegensatz dazu entfallen bei E.ON und EnBW
rund ein Drittel bzw. ein Viertel ihrer gesamten Erzeugungskapazititen auf Kernenergie.
Vattenfall hingegen betreibt als Mehrheitseigentiimer kein Kernkraftwerk. Bei RWE
liegt der Anteil an der gesamten Netto-Nennleistung bei rund 12 %.

Zusammenfassend lésst sich feststellen, dass eine auffdllige Heterogenitét in der Pro-
duktionsstruktur der unterschiedlichen Anbieter vorliegt, die aufgrund der technischen
und Okonomischen Unterschiede der Erzeugungstechniken auch Auswirkungen auf
Marktmacht und Kapazititszuriickhaltung entfalten kann. Vattenfall und RWE setzen
vor allem auf Braunkohle, Erdgas sowie Pumpspeicher (Vattenfall), wahrend EnBW und
E.ON einen Grofiteil der von ihnen erzeugten Energie nach wie vor durch Kernenergie
und Steinkohle gewinnen.

Abbildung 2.11:

Energieerzeugungsarten der vier grolen Energieversorger
(Variante A)

M Braunkohle M Mehrere Energietrager M Erdgas MKernenergie M Steinkohle M Laufwasser B Pumpspeicher B Mineraldlpredukte = Abfall m Speicherwasser

Vattenfall

EnBW

E.ON

RWE

0% 10% 20% 30% 40% 50% 60% 70% 80% 90% 100%

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten der Bundesnetzagentur und ORBIS (Stand Februar 2013)



Abbildung 2.12:

Energieerzeugungsarten der vier grofien
Energieversorger (Variante B)

M Braunkohle m Mehrere Energietrager M Erdgas M Kernenergie MSteinkohle mLaufwasser mPumpspeicher mMineralolprodukte 1 Abfall mSpeicherwasser

Vattenfall

EnBW

E.ON

RWE

0% 10% 20% 30% 40% 50% 60% 70% 80% 90% 100%

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten der Bundesnetzagentur und ORBIS (Stand Februar 2013)

2.2.2.3 Empirische Marktmachtanalyse anhand des Residual Supply Index (RSI)

106. Beim RSI handelt es sich um ein statisches Konzentrationsmal, das die strategi-
sche Bedeutung eines Unternehmens in einem Markt messen soll. Neben dem relativ
neuen Mal} des RSI ist prinzipiell auch die Verwendung weiterer etablierter Konzentrati-
onsmaBe moglich.'”” Aufgrund diverser Besonderheiten der Strommairkte — z.B. die
Nichtspeicherbarkeit von Strom, starke tageszeitliche und saisonale Schwankungen so-
wie eine (kurzfristig) unelastische Nachfrage — weisen die etablierten und auf die Ange-
botsseite fokussierten KonzentrationsmalBle jedoch Schwichen auf. Marktmacht lasst
sich auf Strommérkten geeigneter durch Mafle identifizieren, welche die Nachfrageseite
explizit beriicksichtigen. Zu diesem Zweck wurde zuletzt vermehrt auf den RSI als
Marktmachtindikator zuriickgegriffen, der die Reaktionsmoglichkeiten der Nachfrager
miterfasst. Konkret misst der RSI, zu welchem Anteil die {ibrigen Wettbewerber im
Markt mit ihren Erzeugungskapazititen die Nachfrage alleine befriedigen konnten. Der
RSI ist insofern eine Erweiterung des &lteren Pivotal Supplier Index (PSI), der als bi-
nires Mal} lediglich darauf abstellt, ob die iibrigen Unternehmen grundsitzlich in der
Lage sind, die vorhandene Nachfrage mit ihren Kapazititen zu decken.'” Vor diesem

121 Vgl. Abschnitt 2.2.2.2.

122 Der PSI zeigt an, ob ein Anbieter notwendig (pivotal) fiir die Befriedigung der Nachfrage ist. Der In-
dikator ist binir; ein Anbieter bekommt den Wert 1 zugewiesen, falls er pivotal ist, andernfalls den
Wert 0. Der PSI ist somit ein auf konkrete Angebots- und Nachfragesituationen basierendes Ex-post-
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Hintergrund hat die Monopolkommission die Anwendung des RSI als Marktmachtindi-
kator in friiheren Gutachten stets empfohlen.'*

107. Der RSI wird typischerweise als Dezimalzahl ausgedriickt. Weist ein Stromprodu-
zent in einem untersuchten Zeitraum (in der Regel eine Stunde) einen RSI von 1 auf, so
bedeutet dies, dass die anderen Anbieter in diesem Moment in der Lage sind, mit ihren
verfiigbaren Kapazititen genau 100 % der Nachfrage alleine zu bedienen. Die Kalkula-
tion des RSI fiir ein bestimmtes Unternehmen i folgt der generalisierten Form: '

Marktkapazitit — Kapazitdt,

RSI, = Marktnachfrage
Der RSI kann sowohl Werte grofer als auch kleiner 1 annehmen. Er ldsst sich kontinu-
ierlich (in der Regel stiindlich) fiir einen gegebenen Zeitraum (in der Regel ein Jahr) er-
fassen. Auf diese Weise kann der Anteil der Zeitraume ermittelt werden, in dem ein An-
bieter unter eine bestimmte Grenze fiir den RSI fillt. In den letzten zehn Jahren wurden
entsprechende empirische Untersuchungen im Rahmen der wissenschaftlichen For-
schung '** und insbesondere im Rahmen des Market-Monitoring, etwa durch die Euro-
paische Kommission'*® und zuletzt durch das Bundeskartellamt im Rahmen der 2011
veroffentlichten Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroBhandel, durchgefiihrt.'*’

108. Ein Problem der Anwendung des RSI in der oben beschriebenen Form liegt in der
Festlegung der Schwellenwerte, bei deren Unterschreiten Marktmacht angenommen
wird. In den zitierten Untersuchungen wird dabei jeweils eine Grenze von 1,0 bzw. 1,1
festgelegt. Das Bundeskartellamt etwa verwendet beide Werte und geht bei Unterschrei-
ten der Grenze von 1,0 von Marktbeherrschung aus.'® Zudem ist das Bundeskartellamt
der Auffassung, dass iiblicherweise in dem Fall, in dem der RSI in mindestens 5 % der
gemessenen Zeitrdume unter dem Schwellenwert von 1,1 liegt, Marktmacht anzuneh-
men ist."” Diesen Schwellenwert hatte bereits London Economics in ihrer Untersuchung
fiir die GD Wettbewerb angenommen.'*

109. Aufgrund der Bedeutung der Schwellenwerte von ,,1,1 und ,,5 %* erscheint eine
ndhere Analyse des RSI und der Validitit der Schwellenwerte wichtig Fiir die genannten
Schwellenwerte wurde in den genannten Studien keine eigene empirische oder tiefere

Analyseinstrument. Er wurde 2001 von der Federal Energy Regulatory Commission (FERC) in einer
speziellen Variante (Supply Margin Assessment, SMA) als Market-Monitoring-Instrument eingefiihrt
und hat die bis dahin auf Marktanteilen basierende Methode zeitweise ersetzt.

123 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 478 ff.; Sondergutachten 54, a.a.O.,
Tz. 80; Sondergutachten 49, a.a.0., Tz. 187.

124 In der Praxis sind die einzelnen Groflen jedoch weiter zu konkretisieren. Je nach Konfiguration kon-
nen die Berechnungen des Index daher voneinander abweichen.

125 Fiir Deutschland vgl. Lang, C., Marktmacht und Marktmachtmessung im deutschen Grohandelsmarkt
fiir Strom, Wiesbaden 2007.

126 Dabei handelte es sich um eine von London Economics durchgefiihrte Studie im Auftrag der GD
Wettbewerb; vgl. London Economics, Structure and Performance of Six European Wholesale Electri-
city Markets in 2003, 2004 and 2005, a.a.O., http://www.londecon.co.uk/le/publications/recent re-
ports.shtml.

127 Vgl. BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/Stromgrofhandel, a.a.O.

128 Diese Vermutung hatte die Monopolkommission ebenfalls in einem fritheren Sondergutachten gedu-
Bert; vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 54, , a.a.O., Tz. 80.

129 Vgl. BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/Stromgrof3handel, S. 99, 107.

130 Vgl. London Economics, Structure and Performance of Six European Wholesale Electricity Markets
in 2003, 2004 and 2005, a.a.0., S. 75 f., 292.
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analytische Fundierung vorgenommen. Vielmehr verweisen die meisten Studien in die-
sem Zusammenhang auf eine Untersuchung, die Sheftrin fiir den kalifornischen Energie-
markt vorgenommen hat."*! Sheffrin hat darin fiir den Zeitraum der dortigen Elektrizi-
tétskrise 2000/2001 regressionsanalytisch einen Zusammenhang zwischen RSI und Ler-
ner-Index aufgezeigt. So seien im Sommer 2000 in Kalifornien in den Stunden, in denen
der RSI unter 1,2 gefallen ist, in der Regel auch positive Lerner-Indizes messbar gewe-
sen. Der Vorschlag, die Grenze auf 1,1 zu setzen, beruht insofern auf einem Sicherheits-
abstand zu dem festgestellten Zusammenhang. Beim Vergleich mit einem als wettbe-
werblich angenommenen Markt zeigte sich zudem, dass der RSI dort nur in ca. 5 % der
Falle den Schwellenwert von 1,1 unterschritten hatte, sodass Sheffrin den Schwellen-
wert von 1,1 fiir den problematischen Anteil der Fille vorschligt.'*

110. Ein theoretischer Zusammenhang zwischen dem RSI und dem Lerner-Index kann
zudem aus gingigen Oligopolmodellen hergeleitet werden.'** Unterschreitet der RSI die
Grenze von 1,0, so kénnen die {ibrigen Anbieter am Markt die Nachfrage nicht mehr al-
leine bedienen und die strategische Marktposition des untersuchten Anbieters steigt
deutlich. Durch die bestehende Kapazitétsrestriktion ist ein RSI kleiner oder gleich 1,0
direkt mit dem Lerner-Index verbunden. Dieser grundlegende Zusammenhang lésst sich
formal wie folgt beschreiben:
Preis — Grenzkosten, 1—-RSI,

LernerIndex, = - = . -
Preis Nachfrageelastizitdt

111. Aus der theoretischen Analyse ergeben sich folglich starke Hinweise dafiir, dass bei
einem RSI unter 1,0 das jeweils untersuchte Unternehmen iiber Marktmacht verfligen
konnte. Eine empirische Verifizierung oder Prézisierung dieser Grenze und auch des
problematischen Anteils an Stunden wire jedoch wiinschenswert. Die Untersuchung
von Sheffrin erscheint jedoch als einzige relevante Information in diesem Zusammen-
hang generell nicht ausreichend, um hieraus belastbare Erkenntnisse iiber die Markt-
macht auf dem fiir Deutschland relevanten Markt abzuleiten.'** Solange keine fundierte-
ren Analysen vorliegen, erscheint der Monopolkommission daher die Grenze von 1,0
belastbarer.

Um die Grenzen empirisch zu tiberpriifen, sind indes Kostendaten erforderlich, wie sie
das Bundeskartellamt im Rahmen der Sektoruntersuchung Stromerzeugung/Stromgrof3-
handel fiir die Jahre 2008 und 2009 erhoben hat. Die Monopolkommission hat die Un-
tersuchung der Schwellenwerte jedoch bisher nicht durchfiihren kénnen, weil ihr die da-
fiir erforderlichen Daten vom Bundeskartellamt bisher nicht zur Verfiigung gestellt wur-

131 Vgl. Sheffrin, A., A Market Power Barometer for Wholesale Electricity Markets — Residual Supply
Index, December 11, 2002, unpublished.

132 Sheffrin macht dies in einer hdufig zitierten Préasentation deutlich, in der sie darlegt, dass die vorge-
schlagenen Schwellwerte lediglich als Diskussionsgrundlage dienen sollen; vgl. Sheffrin, A., Predic-
ting Market Power Using the Residual Supply Index , FERC Market Monitoring Workshop, Decem -
ber 3-4, 2002 , http://www.caiso.com/docs/2002/12/05/2002120508555221628.pdf.

133 Vgl. fiir entsprechende Arbeiten, in denen ein entsprechender Zusammenhang hergeleitet wird, z.B.
Newberry, D., Predicting Market Power in Wholesale Electricity Markets, EUI Working Papers,
RSCAS 2009/03; Brunekreeft, G., Ownership unbundling in electricity markets — a social cost enefit
analysis of the German TSOs , EPRG Working Paper 0816.

134 Zu beriicksichtigen ist neben strukturellen Unterschieden zum kalifornischen Energiemarkt, dass auch
die Berechnung des RSI von der konkreten Konfiguration der Parameter abhangt.
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den.'* Mit einer solchen Auswertung lieBen sich moglicherweise empirische Hinweise
fiir eine konkrete Marktmachtschwelle im deutschen Energiegro3handel feststellen, die
im Rahmen einer laufenden Marktiiberwachung genutzt werden konnten.

112. Fiir ihre eigene empirische Untersuchung der Marktmacht im deutschen Strom-
groBhandel hat die Monopolkommission den RSI fiir unterschiedliche Szenarien separat
ermittelt. Sie hat dabei sowohl Grenzwerte von 1,0, als auch von 1,1 angenommen.
Auch wenn nach Auffassung der Monopolkommission der Wert von 1,0 derzeit belast-
barer erscheint, hélt sie es fiir zweckmiBig, als zusitzliche Information auch die RSI-
Anteile fiir eine Grenze von 1,1 auszuweisen. Hierdurch wird auch die Vergleichbarkeit
mit anderen Untersuchungen verbessert.

2.2.2.4 Analyse des RSI fiir den deutschen konventionellen Stromerzeugungs-
markt 2012

113. Die Monopolkommission hat fiir das Jahr 2012 den Residual Supply Index fiir die
vier grolen Stromkonzerne RWE, E.ON, Vattenfall und EnBW berechnet. In der im Jahr
2011 publizierten Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroBBhandel hatte zuletzt
das Bundeskartellamt eine dhnliche Kalkulation fiir die Jahre 2007 und 2008 vorgenom-
men. Dabei hatte das Bundeskartellamt festgestellt, dass der RSI fiir alle vier grof3en
Energieversorgungsunternehmen sehr hoch lag. Insbesondere die Unternehmen E.ON
und RWE wiesen im Jahr 2007 in 50,5 % bzw. 77,8 % sowie im Jahr 2008 in 27,8 %
bzw. 55,9 % der Stunden einen Wert auf, der unterhalb der Grenze von 1,0 lag."*® Fiir
einen Grenzwert von 1,1 wurden noch hohere Werte ausgewiesen. Aufgrund der stindi-
gen Verdanderungen, denen der Energiemarkt unterliegt, hélt es die Monopolkommission
fiir wichtig, eine erneute Bewertung vorzunehmen, um anhand von Daten aus dem Jahr
2012 die aktuelle Marktsituation auf dem Stromerstabsatzmarkt bewerten zu konnen.

114. Auf der in Abschnitt 2.2.2.1 beschriebenen Datengrundlage wurde fiir das Jahr
2012 der RSI auf Stundenbasis berechnet. Dabei unterscheidet die Monopolkommission
nachfolgend vier Szenarien. Das Szenario 1 stellt die Berechnung dar, welche nach Auf-
fassung der Monopolkommission die Marktkrifte besonders geeignet abbildet und auch
am geeignetsten mit fritheren Berechnungen des RSI, etwa der Berechnung durch das
Bundeskartellamt, vergleichbar ist. Szenario 1 wird daher an spédterer Stelle auch diffe-
renzierter analysiert. Bei den {ibrigen Szenarien handelt es sich um Alternativberechnun-
gen in Bezug auf einzelne variierende Parameterannahmen. Die berechneten Szenarien
lauten wie folgt:

« Szenario 1: RSI- Berechnung unter Beriicksichtigung aller nach der Dominanz-
methode zugeordneten Kraftwerkskapazititen und der Importkapazitét,

+  Szenario 2: wie Szenario 1, jedoch ohne Beriicksichtigung der Importkapazitit,

+  Szenario 3: wie Szenario 1, jedoch errechnet sich die Gesamtkapazitét des jewei-
ligen Unternehmens i zuziiglich der Kraftwerksleistungen, an denen das Unter-
nehmen i eine Beteiligungsquote von unter 50 % aufweist,

135 Zu Problemen des Akteneinsichtsrechts der Monopolkommission gemif3 § 46 Abs. 2a GWB vgl. Mo-
nopolkommission, Stirkung des Wettbewerbs bei Handel und Dienstleistungen, Hauptgutachten
2010/2011, Baden-Baden 2012, Tz. 160 ff.

136 Vgl. BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/Stromgrofhandel, S. 105.
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+  Szenario 4: wie Szenario 1, allerdings ohne Berlicksichtigung der Industriekraft-
werke auf Angebots- und Nachfrageseite."’

115. In den Tabellen 2.8 bis 2.11 werden die wesentlichen Ergebnisse fiir alle vier Sze-
narien dargestellt. Es wird deutlich, dass unter Beriicksichtigung der Importkapazititen
(Szenario 1) der RSI fiir keines der vier Unternehmen unter den kritischen Schwellen-
wert von 1,0 fillt. Zudem weisen RWE und E.ON in lediglich 0,81 % bzw. 0,80 % der
Stunden einen RSI auf, welcher kleiner als der von Sheffrin vorgeschlagene Wert von
1,1 ist."*® Fiir Vattenfall und EnBW war der ermittelte RSI im Untersuchungszeitraum in
keiner Stunde kleiner als 1,0 bzw. 1,1. Damit stellt sich der RSI fiir das Jahr 2012 nach
der Berechnung der Monopolkommission ganz erheblich niedriger dar, als ihn etwa das
Bundeskartellamt fiir die Jahre 2007 und 2008 ausgewiesen hat.'*

Tabelle 2.8:
Ergebnisse Residual Supply Index' — Szenario 1 (Hauptszenario)
RWE E.ON Vattenfall EnBW
Anteil Stunden, in denen 0,81% 0,80% - -
RSI<1,1
Anteil Stunden, in denen - - - -
RSI<1,0

1 Spiegelstrich ,,-* bedeutet, dass das jeweilige Unternehmen fiir den Beobachtungszeitraum keinen RSI < 1,1 bzw.
< 1,0 aufweist.

Quelle: Eigene Berechnungen

137 Von den in der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur aufgefiihrten 732 konventionellen Kraftwerks-
blocken konnten 142 als Industriekraftwerke identifiziert werden. Dies entspricht einer Netto-Nenn-
leistung von 8,2 GW (etwa 8,3 % der installierten konventionellen Kraftwerkskapazitéiten in Deutsch-
land).

138 Wie bereits erldutert, beinhaltet die Angebotsseite auch die Leistung solcher Kraftwerke, die zwar in
Osterreich, der Schweiz, Luxemburg oder Frankreich ihren Standort haben, jedoch ihre Leistung in
die deutschen Ubertragungsnetze einspeisen. Werden diese Kraftwerke hingegen nicht beriicksichtigt,
so verringert sich die zur Verfiigung stehende Gesamtkapazitat um knapp 4 %. Um eine anndhernde
Vergleichbarkeit zu Untersuchungen zu erméglichen, in die nur die tatsédchlich in Deutschland vorhan-
denen Kraftwerkskapazititen eingegangen sind, hat die Monopolkommission die RSI-Werte auch
ohne Beriicksichtigung dieser Kapazititen bei sonst identischer Konfiguration berechnet. Da RWE
und E.ON an den entsprechenden ausldndischen Kraftwerken kaum mehrheitlich beteiligt sind, erge-
ben sich ohne deren Beriicksichtigung hohere, aber immer noch geringe Werte fiir den Anteil an Stun-
den, in denen der RSI-Wert unter 1,1 liegt (RWE 4,6 %, E.ON 4,5 % sowie Vattenfall 0,1 %); vgl.
auch Tz 88.

139 Da der Monopolkommission Angaben iiber die Kraftwerksausfélle nur fiir Kraftwerke iiber 100 MW
Leistung vorliegen (vgl. Tz. 93), werden in Szenario 1 die Zeitrdume, in denen der RSI eine bestimm-
te Grenze unterschritten hat, tendenziell unterschatzt. Allerdings spricht vieles dafiir, dass diese Unter-
schitzung nur gering ist und die Bewertung der Ergebnisse nicht umkehren kann. Nimmt man fiir
Kraftwerke unter 100 MW Leistung dieselbe Ausfallrate an, wie sie bei Kraftwerken tiber 100 MW
Leistung festgestellt wurde, dann erhoht sich die durchschnittliche Gesamtausfallrate von 14,57 % auf
17,43 %. Das Ergebnis fiir die Zeitrdume, in denen der RSI kritische Werte aufweist, stiege damit; es
lage jedoch immer noch deutlich unter den fiir Szenario 2 ausgewiesenen Werten. Auch in diesem
deutlich verschérften Szenario 2 bleibt der Anteil der Stunden, in denen der RSI unter einen kritischen
Wert von 1,0 sinkt, jedoch marginal.
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116. Die Beriicksichtigung der Nettoimporte im Rahmen der Kapazititsberechnung
kann allerdings unter Umsténden zu einer Unterschitzung der tatsdchlichen Marktmacht
fithren. In den Stunden, in denen der StromgroBhandelspreis in Deutschland {iber den
Preis in einem ausldndischen Markt ansteigt, kommt es zwar typischerweise zu arbitra-
gebegriindeten Nettostromimporten, die den Verhaltensspielraum der inlédndischen Ver-
sorger einschranken konnen. Allerdings stellt der angesetzte Hochstwert fiir die Import-
kapazitét einen praxisnahen Maximalwert dar, der aber faktisch nur in den Stunden er-
reicht wird, in denen der deutsche Preisiiberhang gegeniiber einer maximalen Zahl be-
nachbarter Mirkte vorliegt.'*® Die Menge der Nettostromimporte, die den Verhaltens-
spielraum der Anbieter auf dem deutschen Markt effektiv beeinflussen kann, wird in der
Praxis hédufig niedriger liegen. Liegt demgegeniiber sogar ein Preisiiberhang in vielen
auslidndischen Mirkten vor, dann kdnnten tatsdchlich sogar Nettoexporte — insofern also
ein Kapazititsabzug — beriicksichtigt werden. Die fiir jede Stunde den Verhaltensspiel-
raum einschrinkende Kapazitidt im Ausland ist jedoch faktisch nicht festzustellen. Im
Szenario 2 verzichtet die Monopolkommission daher auf die Beriicksichtigung der Im-
portkapazititen, um damit die Machtverhiltnisse fiir eine gegenteilige Randannahme
auszuweisen.'"!

Sobald die Importkapazititen in der Berechnung des RSI keine Beriicksichtigung mehr
finden (Szenario 2), dndern sich die Werte fiir den RSI erheblich. So liegt der RSI fiir
RWE und E.ON in etwa 10 % der Stunden unter 1,1 und in etwa 1 % der Stunden sogar
unter 1,0. Auch Vattenfall weist diesmal in 1,37 % der Stunden einen RSI kleiner als 1,1
auf, EnBW in 0,34 % der Stunden. Jedoch ist sowohl fiir Vattenfall als auch fiir EnBW
in keiner Stunde zu beobachten, dass der RSI-Wert unter 1,0 sinkt. Insgesamt ist jedoch
auffillig, dass auch ohne Beriicksichtigung der erheblichen Nettoimportkapazitdten die
Werte fiir den RSI deutlich tiefer liegen als diejenigen, die das Bundeskartellamt (da-
mals mit Einbeziehung der Importkapazitit) fiir die Jahre 2007 und 2008 in seiner Kal-
kulation ausgewiesen hat.

Tabelle 2.9:
Ergebnisse Residual Supply Index' — Szenario 2
RWE E.ON Vattenfall EnBW
Anteil Stunden, in denen 10,50% 10,47% 1,37% 0,34%
RSI<1,1
Anteil Stunden, in denen 0,99% 0,99% - -
RSI<1,0

1 Spiegelstrich ,,-“ bedeutet, dass das jeweilige Unternehmen fiir den Beobachtungszeitraum keinen RSI < 1,1 bzw.
< 1,0 aufweist.

Quelle: Eigene Berechnungen

140 Ein Preistiberhang hingt zudem auch noch von weiteren technischen Parametern ab, welche die
Grenziibergangskapazitit begrenzen koénnen.

141 Tatsachlich handelt es sich allerdings bei beiden Annahmen noch nicht um die theoretisch moglichen
Extremsituationen. So liee sich als maximale Nettoimportkapazitét auch die technische Kapazitét der
Grenzkuppelstellen unterstellen. Als gegenteilige Extremsituation konnte ein negativer Wert (bei ef-
fektiven Nettoexporten) angesetzt werden. Die beiden verwendeten Szenarien (mit maximal gemesse-
nen Importen bzw. ohne Importe) stellen nach Auffassung der Monopolkommission zwei vergleichs-
weise realistische Situationen dar.
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117. Von Interesse ist zudem auch das Ergebnis, das sich einstellt, wenn in der Zuord-
nung der Kraftwerke auch Minderheitsbeteiligungen bzw. Sperrminorititen berticksich-
tigt werden (Szenario 3). Die Ergebnisse zeigen zunichst, dass sich im Vergleich zu
Szenario 1 fiir E.ON, Vattenfall und EnBW kaum etwas an den errechneten Werten dn-
dert. Fiir RWE hingegen hat sich der Anteil der Stunden mit einem RSI kleiner als 1,1
auf 5,41 % fast versiebenfacht. Dies macht deutlich, dass vor allem RWE hohere Min-
derheits- bzw. Sperrminderheitsbeteiligungen aufweist als die anderen drei Energiever-
sorger.

Tabelle 2.10:
Ergebnisse Residual Supply Index' — Szenario 3
RWE E.ON Vattenfall EnBW
Anteil Stunden, in denen 5,41% 0,99% - -
RSI<1,1
Anteil Stunden, in denen 0,13% - - -
RSI<1,0

1 Spiegelstrich ,,-“ bedeutet, dass das jeweilige Unternehmen fiir den Beobachtungszeitraum keinen RSI < 1,1 bzw.
< 1,0 aufweist.

Quelle: Eigene Berechnungen

118. Die Zuordnung samtlicher Kraftwerkskapazititen zu den einzelnen Unternehmen
basiert auf der Annahme, dass diese theoretisch stets filir die Einspeisung ins Stromnetz
und damit fiir die Bedienung der allgemeinen Nachfrage nach Strom genutzt werden
konnen. Allerdings werden Industriekraftwerke in der Praxis zunéchst fiir die Bedienung
einer unternehmenseigenen Nachfrage, insbesondere bei KWK-Anlagen einer Nachfra-
ge nach Wérme (mit Strom als ,,Abfallprodukt®) eingesetzt. Es bleibt daher diskutabel,
ob und inwieweit Industriekraftwerke in den Erstabsatzmarkt einzubeziehen sind. Vor
diesem Hintergrund hat die Monopolkommission in einem weiteren Szenario eine Kal-
kulation des RSI ohne Beriicksichtigung der Industriekraftwerke erstellt (Szenario 4).
Gegentiber dem Hauptszenario 1 verdndern sich die Werte jedoch nur geringfiigig.

Tabelle 2.11:
Ergebnisse Residual Supply Index' — Szenario 4
RWE E.ON Vattenfall EnBW
Anteil Stunden, in denen 0,51% 0,76% - -
RSI<1,1
Anteil Stunden, in denen - - - -
RSI<1,0

1 Spiegelstrich ,,-* bedeutet, dass das jeweilige Unternehmen fiir den Beobachtungszeitraum keinen RSI < 1,1 bzw.
< 1,0 aufweist.

Quelle: Eigene Berechnungen

119. Unter Annahme des Hauptszenarios 1 wird in Abbildung 2.13 der Verlauf des RSI
fiir die vier Energieversorger grafisch ersichtlich. Auf der horizontalen Achse sind die
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ermittelten RSI-Werte dargestellt. Zwecks besserer Darstellung wurde diese allerdings
auf das Intervall von 1 bis 2,5 beschriankt. Die vertikale Achse ist mit dem Anteil der
Stunden, in denen der angegebene RSI oder ein kleinerer RSI-Wert errechnet wurde, be-
schriftet. Die hervorgehobenen grauen Linien markieren die von Sheffrin vorgeschlage-
nen kritischen Schwellenwerte von 1,1 und 5 %.

Abbildung 2.13:

Verlauf des RSI fiir die vier groflen Stromerzeuger
(Szenario 1)
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Quelle: Eigene Berechnungen

Zunichst fillt auf, dass der RSI-Verlauf fiir RWE und E.ON nahezu deckungsgleich ist.
Dies ist der Fall, da sich die Marktanteile dieser beiden Energieversorger derzeit nur
marginal unterscheiden. Hier ist auch das Fehlen bestimmter Einzeldaten zu berticksich-
tigen, insbesondere sind hier die technischen Restriktionen zu nennen, die nur néhe-
rungsweise basierend auf den Marktanteilen der jeweiligen Unternehmen zugerechnet
werden konnten. Die Abbildung macht zudem nochmals deutlich, dass RWE und E.ON
in nicht einmal 1 % der Stunden einen RSI kleiner als 1,1 aufweisen. Zudem wird deut-
lich, dass Vattenfall die 5 %-Achse lediglich bei einem RSI-Wert von 1,26 schneidet.
Bei EnBW ist dies bei einem RSI-Wert von 1,3 der Fall. Ergédnzend zur Abbildung 2.13
enthélt Tabelle 2.12 detaillierte Werte zum arithmetischen Mittel, zu Minimum und Ma-
ximum sowie zum Median.
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Tabelle 2.12:
Deskriptive Statistiken der RSI-Werte

RWE E.ON Vattenfall EnBW
Mittelwert 1,61 1,61 1,74 1,79
Median 1,54 1,54 1,67 1,71
Minimum 1,06 1,06 1,14 1,17
Maximum 4,58 4,58 4,95 5,08

Quelle: Eigene Berechnungen

120. Die Monopolkommission hat fiir das Hauptszenario 1 verschiedene zeitlich diffe-
renzierte Partialanalysen vorgenommen. Da jedoch der RSI in diesem Szenario nur fiir
eine sehr geringe Anzahl an Fillen iiberhaupt Werte ausweist, wird fiir die folgenden
Auswertungen ein Schwellenwert von 1,2 angenommen. In Abbildung 2.14 wird dazu
zundchst der RSI nach Monaten und Stunden differenziert dargestellt. Es ist deutlich zu
erkennen, dass vor allem in den Monaten November und Dezember der RSI hédufig unter
den betrachteten Schwellenwert gefallen ist: So war in 148 bzw. 139 Stunden (dies ent-
spricht etwa einem Fiinftel der Stunden im November bzw. Dezember) der RSI-Wert
kleiner als 1,2. Im Gegensatz dazu wurde im Monat Mérz der Schwellenwert von RWE
und E.ON in vier Stunden unterschritten. Auch in den Folgemonaten April, Mai, Juni
und Juli wiesen lediglich RWE und E.ON RSI-Werte unter 1,2 im unteren zweistelligen
Bereich auf. Hinsichtlich der Differenzierung des RSI nach Stunden wird ersichtlich,
dass die errechneten RSI-Werte fiir kein Unternehmen zwischen 23 und 7 Uhr unter 1,2
fallen. In den restlichen Stunden erreicht der RSI besonders hdufig zwischen 8 und 9
Uhr sowie zwischen 19 und 20 Uhr Werte kleiner als 1,2.

121. Die Monopolkommission hat das Szenario 1 zudem fiir verschiedene Annahmen
der Untersuchungszeitrdume tiberpriift. In einer solchen Abwandlung wurde die RSI-
Analyse fiir die Untersuchung der Spitzenlaststunden, d.h. fiir die 10 % hochsten Last-
stunden in 2012, herangezogen. Eine zugrunde liegende Annahme fiir diese Auswertung
ist die, dass Spitzenlaststunden besonders anfillig fiir potenziellen Marktmachtmiss-
brauch sind, da der Einsatz von Spitzenlastkraftwerken aufgrund einer tiberdurchschnitt-
lich stark steigenden Grenzkostenkurve ebenfalls zu stark ansteigenden Preisen fiihrt.
Wie in Tabelle 2.13 aufgefiihrt, liegt der Anteil der Spitzenlaststunden, in denen der RSI
kleiner als 1,1 ist, flir RWE und E.ON bei gut 7 %. Dieser hohere Wert ist allerdings
eine logische Folge aus der Berechnung des RSI (der Nenner vergréfert sich im Durch-
schnitt) und dient vor allem der situationsspezifischen Verdeutlichung der gemessenen
Ergebnisse.
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Abbildung 2.14:
Hiufigkeit RSI < 1,2 pro Monat und pro Stunde
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Quelle: Eigene Berechnungen



Tabelle 2.13:
Residual Supply Index fiir Hochstlaststunden 2012

Szenario 5
RWE E.ON Vattenfall EnBW
Anteil Stunden, in denen 7,40% 7,40% - -

RSI<1,1

Anteil Stunden, in denen - - - -
RSI<1,0

Quelle: Eigene Berechnungen

122. Eine mogliche Schwiche der vorliegenden RSI-Kalkulation stellt zudem der zu-
grunde liegende rdumliche Markt dar, der auf Deutschland begrenzt ist. Das eigentlich
raumlich einzuschlieBende Gebiet Osterreichs konnte aufgrund unzureichender Daten-
verfligbarkeit nicht direkt mit erfasst werden. Wie die Monopolkommission bereits zu-
vor in ihrer Analyse der geografischen Marktabgrenzung dargelegt hat, wird die Ein-
grenzung des Marktes allein auf das Gebiet Deutschlands und Osterreichs zudem durch
die zunehmende Integration der europdischen GroBhandelsmirkte infrage gestellt.'*
Auch wenn die Monopolkommission zu dem Schluss gekommen ist, dass der Markt ins-
gesamt bisher noch auf das Gebiet Deutschlands und Osterreichs zu beschriinken ist,
konnen zunehmende Zeiten der Preisgleichheit mit einzelnen Nachbarstaaten nicht igno-
riert werden. In den Stunden der Preisgleichheit ist davon auszugehen, dass der Verhal-
tensspielraum deutscher Energieversorger durch die auslindischen Anbieter begrenzt
wird, die in der vorliegenden Analyse lediglich pauschal im Rahmen der Nettoimportka-
pazitéten berticksichtigt werden.

Die Monopolkommission hat daher in einem néchsten Schritt den RSI nur fiir diejeni-
gen Stunden berechnet, in denen Preisdifferenzen bei den Day-ahead-Borsenpreisen ge-
geniiber den Mérkten in wichtigen Nachbarstaaten aufgetreten sind. Einzelne Lénder-
analysen erfolgen sowohl fiir den Fall, dass der Marktpreis in Deutschland nicht mit
dem in Belgien, in den Niederlanden und in Frankreich iibereinstimmt, als auch fiir eine
gleichzeitige Differenz zu allen drei Landern.'* Eine Preisdifferenz zu allen drei Lan-
dern trat in 2012 in etwa 26 % bzw. in 2.319 der untersuchten Stunden auf. Im Ergebnis
fallt der RSI sowohl bei RWE als auch bei E.ON lediglich in zwei dieser Stunden unter
den Schwellenwert von 1,1. Hinsichtlich der Stunden, in denen Preisdifferenzen von
Deutschland entweder zu Belgien, den Niederlanden oder Frankreich bestehen, liegt der
Anteil der Stunden, in denen der RSI einen Wert kleiner als 1,1 aufweist, fiir RWE und
E.ON bei maximal 0,3 %. Fiir Vattenfall und EnBW fallt der RSI in keinem der ver-
schiedenen Preisdifferenz-Szenarien unter den kritischen Schwellenwert von 1,1.

142 Vgl. Abschnitt 3.2.2.

143 Vgl. Abschnitt 2.1.2.3 fiir eine ausfiihrliche Analyse zu Preisgleichheit und Preisdifferenzen zwischen
Deutschland und Belgien, den Niederlanden sowie Frankreich. Preisdifferenz gilt, wenn |Preisdiffe-
renz| > 0,01 Euro/MWh, da einige Borsenpreise mehr als zwei Nachkommastellen aufweisen konnen.
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2.2.2.5 Fazit: Derzeit keine Einzelmarktbeherrschung auf dem Erstabsatzmarkt

123. Die wettbewerbliche Situation auf dem Markt fiir konventionell erzeugten Strom
hat sich gegeniiber den Ergebnissen fritherer Untersuchungen deutlich verbessert. So
waren nicht nur die Marktanteile groBBer deutscher Stromkonzerne in den vergangenen
Jahren riicklaufig, sondern auch die RSI-Analyse — und damit die Bewertung unter Ein-
beziehung von Nachfragedaten — zeigt erheblich geringere Mdglichkeiten der Markt-
machtausiibung gegeniiber fritheren Untersuchungen. Dies ergibt sich eindeutig aus na-
hezu allen Berechnungen der Monopolkommission.

124. Bei der Wiirdigung der Ergebnisse ist zu beriicksichtigen, dass die Monopolkom-
mission aufgrund der zur Verfiigung stehenden Kraftwerksdaten nur das Gebiet
Deutschlands in ihre RSI-Analyse unmittelbar einbezogen hat, obwohl der geografisch
relevante Markt tatsichlich auch Osterreich einschlieBt. Zwar wurde der dsterreichische
Einfluss indirekt im Rahmen der Stromimportkapazititen erfasst; da die Marktanteile
der groBten deutschen Stromerzeugungsunternehmen in Osterreich deutlich niedriger
liegen, ist jedoch davon auszugehen, dass der (hypothetische) Einschluss Osterreichs
eher dazu gefiihrt hétte, dass der RSI in noch weniger Stunden unter die kritische Gren-
ze gefallen wire. Zudem spricht auch die zunehmende Integration der mitteleuropéi-
schen Stromerzeugermirkte gegen eine erhebliche Marktmacht der deutschen Stromver-
sorger. Gerade in den Stunden, in denen der deutsche Markt noch eine hohe Unabhén-
gigkeit von den CWE-Liandern Niederlande, Belgien und Frankreich aufweist (gemessen
an den Zeiten der Preisdifferenzen), kommt es nur sehr selten dazu, dass der RSI unter
die als kritisch definierte Grenze fillt. Dabei wire allerdings eine empirische Fundie-
rung der definierten Grenzen wiinschenswert, um hier besser belastbare Aussagen iiber
eine mogliche Marktmachtausiibung treffen zu kdnnen.

125. Vor dem Hintergrund der dargestellten Untersuchungen lassen sich verschiedene
Schlussfolgerungen im Hinblick auf die kartellrechtliche Bewertung der Situation auf
dem Erstabsatzmarkt treffen. Im Jahr 2011 hatte das Bundeskartellamt in seiner Sektor-
untersuchung Stromerzeugung/Stromgrofhandel — auf Basis von Untersuchungsergeb-
nissen flir die Jahre 2007 und 2008 — angenommen, dass auf dem Erstabsatzmarkt eine
parallele Einzelmarktbeherrschung mehrerer Anbieter vorliege. Diese Feststellung der
gleichzeitigen individuellen Marktbeherrschung durch mehrere Unternehmen ist der
kartellrechtlichen Anwendungspraxis an sich fremd. Gewo6hnlich wird bei der Aktivitat
mehrerer grofler Anbieter auf einem Markt entweder von einer Konkurrenzsituation aus-
gegangen oder die Unternehmen zeigen ein auftélliges Parallelverhalten, sodass eine ge-
meinsame Marktbeherrschung anzunehmen ist. Die Feststellung einer parallelen Einzel-
marktbeherrschung ist jedoch auf die Spezifika des Stromhandels und die Ergebnisse
der RSI-Analyse zuriickzufiihren. Aus Letzterer ergeben sich Hinweise darauf, dass
auch mehrere Anbieter gleichzeitig iiber einen individuellen Verhaltensspielraum verfii-
gen konnen. Ob fiir die Unternehmen E.ON und RWE zudem kollektive Marktbeherr-
schung anzunehmen sei, die der Bundesgerichtshof im Verfahren E.ON Eschwege er-
kannt hatte, lieB das Bundeskartellamt derweil offen.'*

144 Das Bundeskartellamt stellte dazu fest, dass ,,E.ON, RWE, Vattenfall in den Jahren 2007 und 2008
und im Jahr 2007 auch EnBW schon individuell iiber eine Position der Stirke [verfiigten], die es ih-
nen ermoglicht, sich in einem nennenswerten Umfang unabhéngig von ihren Wettbewerbern, Abneh-
mern und Verbrauchern zu verhalten und dadurch den Wettbewerb auf dem Erstabsatzmarkt zu beein -
trachtigen.; vgl. BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/Stromgrof3handel, S. 114.
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Vor diesem Hintergrund zeigt die Analyse der Monopolkommission, dass sich die Ver-
hiltnisse im Jahr 2012 dergestalt verschoben haben, dass die grofen Energieversor-
gungsunternehmen im Moment nicht mehr iiber individuelle Marktmacht verfiigen. Da-
durch sind auch die Anreize zur kollektiven Marktbeherrschung gemindert.'*® Fiir eine
dariiber hinausgehende Abstimmung im Rahmen kollektiver Marktbeherrschung sind
derzeit ebenfalls keinerlei Anhaltspunkte erkennbar.

2.2.3 Strukturelle Merkmale des Marktes fiir die Erzeugung und Vermarktung von
Strom aus erneuerbaren Energien (EEG-Strom)

126. Basierend auf der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur und unter Beriicksichti-
gung der dort aufgefiihrten Kennzahlen zu den erneuerbaren Energien gibt Tabelle 2.14
einen detaillierten Uberblick hinsichtlich der elektrischen Netto-Nennleistung nach
Energietrdgern. Es wird deutlich, dass in Deutschland mittlerweile 70,6 GW bzw. etwa
43 % der gesamten Kraftwerkskapazititen nach EEG vergiitet werden. Im Vergleich zu
2010, als in der Summe etwa 51,4 GW an installierter Leistung zu verzeichnen waren,'*
ergibt dies einen Zuwachs der nach EEG vergiitungsfahigen Anlagen um etwa 37 %.

127. Allerdings entsprechen sich die Kennziffern zu EEG-geforderten Anlagen und er-
neuerbaren Energien nicht vollstdndig. Da es Ziel des EEG ist, regenerative Stromerzeu-
gungsanlagen zu fordern, die sonst aufgrund ihrer Kostenstruktur nicht im Markt beste-
hen konnen, werden (insbesondere bei der Wasserkraft) Anlagen ab einer bestimmten
GroBe nicht mehr gefordert. Grubengasanlagen hingegen werden aus 6kologischen Ge-
sichtspunkten heraus gefordert, obwohl es sich nicht um einen regenerativen Brennstoff
handelt. Dies hat den Hintergrund, dass es sinnvoller ist, aus Bergbaugruben entwei-
chendes fossiles Methangas durch Verstromung energetisch zu nutzen und in CO, umzu-
wandeln, als das weitaus klimaschadlichere Methangas entweichen zu lassen oder ohne
energetische Nutzung abzufackeln. '¥/

128. Aus Tabelle 2.14 wird zudem ersichtlich, dass den groten Anteil an EEG-gefor-
derten Erzeugungsanlagen eindeutig Solar- und Windenergie mit 46 % bzw. knapp 43 %
aufweisen, wobei bei der Windenergie nur ein sehr geringer Prozentsatz der Energie mit-
tels Offshore-Windparks gewonnen wird. Bei den nicht nach EEG geforderten Kraftwer-
ken ergibt sich ein etwas differenzierteres Bild. So stellen Steinkohle, Erdgas und
Braunkohle mit gut je einem Fiinftel der Erzeugungskapazititen die wichtigsten Ener-
gietrdger dar. Nach wie vor entfallen etwa 12 % der konventionellen Kraftwerksleistung
auf Kernkraftwerke. Gemessen an der gesamten Netto-Nennleistung (nach EEG und
nicht nach EEG geforderter Anlagen) zeichnet sich eine zunehmende Dominanz von
Photovoltaik und Windkraftanlagen ab. So entfallt mittlerweile ein gutes Drittel der ge-
samten Netto-Nennleistung in Deutschland auf Solar- und Windkraftanlagen.

145 Da die Ausiibung individueller Marktmacht eines Unternehmens zu Mitnahmeeffekten bei den ande-
ren Unternehmen fiihrt, die ebenfalls von einer z.B. durch Kapazititszuriickhaltung induzierten Preis-
erhohung profitieren, wird eine Koordination missbréuchlichen Verhaltens aller marktméchtigen Un-
ternehmen angereizt. Liegt keine individuelle Marktbeherrschung vor, so entfillt dieser Anreiz.

146 Vgl. BNetzA, EEG-Statistikbericht 2010, 2012, http://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Down-
loads/DE/BNetzA/Sachgebiete/Energie/ErncuerbareEnergienGesetz/Statistikberichte/Statistikberich-
tEEG2010pdf.pdf? _blob=publicationFile.

147Vgl. BDEW, Erneuerbare Energien und das EEG: Zahlen, Fakten, Grafiken, Berlin, 31. Januar
2013, S. 19, http://www.bdew.de/internet.nsf/id/1 7DF3FA36BF264EBC1257B0A003EE8BS8/$file/En
ergieinfo EE-und-das-EEG-Januar-2013.pdf.
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Tabelle 2.14:
Elektrische Netto-Nennleistung (in MW) nach Energietrigern

Vergiitungsfihig nach EEG Prozentualer Anteil an
Energietriger Ja Nein EEG nicht gesamt
EEG
Abfall 1.164 1,12% 0,67%
Biomasse 5.569 7,89% 3,20%
Braunkohle 18.053 17,42% | 10,36%
Deponiegas 262 0,37% 0,15%
Erdgas 19.253 18,58% | 11,05%
Geothermie 12 0,02% 0,01%
Grubengas 254 0,36% 0,15%
Kernenergie 12.068 11,65% 6,93%
Klargas 90 0,13% 0,05%
Laufwasser 1.534 2.264 2,17% 2,19% 2,18%
Mehrere Energietriger 44 15.204 0,06% | 14,67% 8,73%
Mineraldlprodukte 3.742 3,61% 2,15%
Pumpspeicher 9.229 8,91% 5,30%
Solare Strahlungsenergie 32.508 46,06% 18,66%
Sonstige Energietriager 1.147 1,L11% | 0,66%
Speicherwasser 1.309 1,26% 0,79%
(ohne Pumpspeicher)
Steinkohle 20.176 29.47% | 11,58%
Windenergie (Offshore-Anlage) 280 0,40% 0,16%
Windenergie (Onshore-Anlage) 30.017 42,54% 17,23%
70.570 103.609
Summe 100,00% | 100,00% | 100,00%
174.179

Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis der Daten der Bundesnetzagentur (Stand Februar 2013), ohne stillgelegte
Anlagen

129. Abbildung 2.15 gibt einen Uberblick iiber die prozentualen Anteile der Bundeslin-
der an der gesamten in Deutschland installierten Kraftwerkskapazitit. Auf den ersten
Blick ist zu erkennen, dass sich ein Drittel der nicht nach EEG vergiiteten Kraftwerks-
leistung im Bundesland Nordrhein-Westfalen befindet. Der Anteil Nordrhein-Westfalens
ist somit etwa dreimal hoher als der von Bayern, Baden-Wiirttemberg und Niedersach-
sen, welche jeweils zwischen 10 % und 14 % der konventionellen Kraftwerkskapaziti-
ten auf sich vereinen. Der Anteil der vergiitungsfihigen EE-Anlagen ist in Bayern und
Niedersachsen am hochsten, wobei aufféllt, dass auch in den neuen Bundesldndern
Brandenburg und Sachsen-Anhalt der Anteil mit 11 % bzw. 8 % ziemlich hoch ist.

90



Abbildung 2.15:

Anteil der Kraftwerksleistungen je Bundesland an der in
Deutschland installierten Gesamtkapazitit (in %)
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis der Daten der Bundesnetzagentur (Stand Februar 2013)

130. Abbildung 2.16 zeigt das Verhiltnis der nach EEG und der nicht nach EEG vergii-
teten Anlagen je Bundesland. Es fillt auf, dass bereits in fast der Hélfte aller Bundeslin-
der, in Brandenburg, Mecklenburg-Vorpommern, Niedersachsen, Rheinland-Pfalz, Sach-
sen-Anhalt, Schleswig-Holstein und Thiiringen, der Anteil der installierten Netto-Nenn-
leistung zu mindestens 50 % auf vergiitungsfahige EE-Anlagen entfdllt. Vor allem in
Mecklenburg-Vorpommern und in Sachsen-Anhalt ist der Anteil mit knapp 80 % und
gut 70 % am hochsten. Am niedrigsten ist die installierte Kapazitit von EE-Anlagen in
Berlin, wo der Anteil lediglich etwa 3 % betrdgt. Auch in Nordrhein-Westfalen und dem
Saarland werden lediglich etwa ein Fiinftel der installierten Kraftwerkskapazititen auf
Basis erneuerbarer Energien betrieben.
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Abbildung 2.16:

Verhiltnis der nach EEG und der nicht nach EEG
vergiiteten Kraftwerksleistungen je Bundesland (in %)
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis der Daten der Bundesnetzagentur (Stand Februar 2013)

2.3 Marktiiberwachung

131. Die Besonderheiten des EnergiegroBhandelsmarktes — vor allem die fehlende Spei-
cherbarkeit von Strom, die geringe Preiselastizitit der Nachfrage und hohe Schwankun-
gen bei der Produktion erneuerbarer Energien — konnen zur (temporédren) Marktmacht
auch kleinerer Marktteilnehmer fithren. Die Komplexitit der Wirkungsbeziehungen ver-
schiedener Einfliisse auf die Preise machen diesen Markt besonders anfillig fiir die Aus-
nutzung von Informationsasymmetrien und fiir Manipulation. Dadurch kénnen Preis-
signale verzerrt und das Vertrauen der Handelsteilnehmer in den Markt gestort werden;
daneben sind (erhebliche) Wohlfahrtsverschiebungen zu befiirchten. Diese Faktoren ha-
ben zur Herausbildung spezialisierter Regeln und Institutionen gefiihrt, welche die
Marktintegritdt und -transparenz auch durch eine laufende Marktiiberwachung férdern
sollen.

132. Strom und Gas werden iiber die Wertschopfungskette hinaus auf unterschiedlichen
Stufen sowie in vielen Formen gehandelt, die aufeinander in vielfdltiger Weise einwir-
ken; dabei konnen die Schwankungen von Produktion, Verbrauch und verfiigbarer Lei-
tungs- bzw. Speicherkapazitit erheblichen Einfluss haben. Nur ein geringer Anteil der
auf GroBhandelsebene — direkt und indirekt — tatséchlich gehandelten Energie wird an
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der Borse'* umgesetzt, wihrend der GroBteil teils in anderen multilateralen Handelssys-
temen, teils dezentral und bilateral oder unter Einbeziehung von Dritten gehandelt wird.
Neben dem auBerborslichen Handel mit standardisierten Handelsprodukten ,,over the
counter” (OTC),'” der vergleichsweise einfach zu erfassen ist, sind fiir die Preisbildung
von der Produktions- und Leitungskapazitit bis hin zum (Grof3-)Verbrauch sédmtliche
GroBhandels-, aber auch (GroB-)kundengeschifte'”” mit bzw. auf Grundlage von Strom
und Gas bedeutsam. Insbesondere Rahmenvertrige wie Kapazititsvorhaltungsvertrige,
atypische Kraftwerksscheiben oder langfristige Belieferungsvertrige konnen insoweit
eine grof3e Rolle spielen.

133. Im GroBhandel werden zum einen kurzfristiger (Spotmarkt) und langerfristiger
Handel (Terminmarkt) unterschieden. Zum anderen konnen Kontrakte auf physische
oder auf finanzielle Erfiillung gerichtet sein. Im letzteren Fall wird von Derivaten ge-
sprochen, die entweder der mittel- und langfristigen Absicherung von Risiken (“Hed-
ging®) oder der Erzielung von Finanzgewinnen (,,Spekulation) dienen konnen. Der
Borsenpreis einer Ware bzw. eines Wertpapiers ist dabei oft als Referenzpreis auch fiir
aullerborsliche Geschéfte von Bedeutung. Diese werden bislang nur zu einem geringen
Teil tiberhaupt zentral erfasst, machen aber insgesamt ein Vielfaches der an den Borsen
gehandelten bzw. abgerechneten Strom- bzw. Gasmengen aus.

134. Wenn auch (bislang) vielfach keine umfassenden Daten verfiigbar sind, so verdeut-
lichen doch einige fiir das Kalenderjahr 2011 erhobene Zahlen die relative Bedeutung
der unterschiedlichen Teilmérkte (hier exemplarisch fiir Strom): Bei einem bundeswei-
ten Gesamtjahresverbrauch von 495 TWh'*! umfasste der EPEX-Spotmarkt 225 TWh, '
der EEX-Terminmarkt 457 TWh,'>* wihrend der nur teilweise erfasste bilaterale Termin-
markt ein Volumen von 6.459 TWh (Erfiillungszeitraum ab einer Woche) und 254 TWh
(Erfiillungszeitraum bis eine Woche) hatte.'>*

135. Vor allem aus der Bedeutung des Borsenpreises als Referenzpreis, aus den Zusam-
menhédngen zwischen Spot- und Terminmarkt und aus den steten Schwankungen bei
Produktion (bzw. Einspeisung) und Verbrauch ergeben sich eine Vielzahl von Anreizen
und Moglichkeiten fiir Marktteilnehmer, auf illegitime Weise Gewinne zu erzielen.'>

148 Teils an der European Energy Exchange (EEX) in Leipzig, teils an der European Power Exchange
(EPEX SPOT) in Paris, teils an der Energy Exchange Austria (EXAA) in Wien; vgl. eingehender zu-
letzt Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.0., Tz. 612 ff.,, sowie mit Daten fiir 2012
BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 95 ff.

149 Der Begriffsgebrauch fiir ,,OTC* ist in Bezug auf den Energiemarkt nicht einheitlich; in Anlehnung an
die Verwendung in anderen Markten werden darunter vielfach nur standardisierte Handelsprodukte,
teilweise jedoch auch das Kontinuum aller auBerborslichen Geschifte verstanden. Zur Klarstellung
und mit Hinblick auf die Begriffe der REMIT und auf die sich erst entwickelnde Taxonomie der rele -
vanten Vertrdge werden in diesem Gutachten OTC-Geschifte als Untermenge aller aulerborslichen
Geschifte verstanden.

150 So werden etwa nach Art. 2 Nr. 4 Abs. 2 i.V.m. Nr. 5 Abs. 2 REMIT alle Vertrdge mit Endverbrau-
chern mit einer maximalen j&hrlichen Verbrauchskapazitit von mindestens 600 GWh als Grofhandels-
produkte definiert.

151 Vgl. Die Zahlen stammen aus: BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, dort jeweils auch eingehen-
der zu den genauen Datendefinitionen und deren Beschrankungen; hier S. 21.

152 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 101.

153 Vgl. ebenda, S. 105.

154 Vgl. ebenda, S. 111.

155 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 452 ff.
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Bislang wurden greifbare® Verst6Be in Deutschland nicht bekannt,"” im Ausland wer-
den jedoch derartige Handelspraktiken teilweise verfolgt.'®

Wihrend in der Vergangenheit Aufsichtsstrukturen und Gesetze den Energiegrohandel
nur unvollkommen erfasst haben, sind seit 2011 auf die Besonderheiten des Energie-
marktes zugeschnittene Regeln und Strukturen entstanden bzw. im Entstehen begriffen.

2.3.1 Regulierungslandschaft

136. Fiir unterschiedliche Bereiche des Energiegro3handelsmarktes und fiir Méarkte mit
Einfluss auf diesen sind eine Reihe von Institutionen zustéindig: in Deutschland neben
dem Bundeskartellamt und der Bundesnetzagentur vor allem die Handelsiiberwachungs-
stelle der EEX, das Sachsische Staatsministerium fiir Wirtschaft, Arbeit und Verkehr als
Borsenaufsicht sowie die Bundesanstalt fiir Finanzdienstleistungsaufsicht (BaFin). So-
weit fiir den deutschen Markt relevante Energiemengen direkt oder indirekt im Ausland
gehandelt werden, sind teils zusétzlich, teils auch ausschlieBlich die entsprechenden In-
stitutionen des Sitzstaates zustdndig. Seit Ende 2011 wird die Arbeit der nationalen Re-
gulierungsbehdrden durch die EU-Agentur fiir die Zusammenarbeit der Energieregulie-
rungsbehdrden (Agency for the Cooperation of Energy Regulators, ACER) koordiniert;
auf nationaler Ebene wird seit Dezember 2012 eine Markttransparenzstelle (MTS) fiir
den Energiegrohandel eingerichtet. Die Europdische Wertpapier- und Marktaufsichts-
behorde (European Securities and Markets Authority, ESMA) koordiniert die nationalen
Aufsichten iiber den nur der Finanzmarktaufsicht unterworfenen Teil des Energiehan-
dels. Die Europdische Kommission ist sowohl als Kartellbehorde als auch im Rahmen
des gemeinschaftsrechtlichen Gesetzgebungsprozesses involviert.

137. Die allgemeinen Regeln, insbesondere die kartellrechtlichen Bestimmungen des
GWB und des AEUYV, die vor allem den Missbrauch von (kartellrechtlicher) Markt-
macht'” und koordiniertes Marktverhalten sanktionieren, und die Regeln des Wertpa-
pierhandelsgesetzes (WpHG)'® eignen sich jedenfalls bislang faktisch nur eingeschriankt
zur Erfassung illegitimer Handelspraktiken im EnergiegroBhandel.''

Auch vor diesem Hintergrund wurden auf europdischer wie nationaler Ebene sukzessive
Regeln geschaffen, die zum einen die Funktionsfahigkeit der Energiemérkte verbessern

156 Eine Reihe von Verfahren wurden in diesem Bereich auf europdischer und nationaler Ebene durch Zu-
sagenentscheidungen abgeschlossen; eine bindende Feststellung von Verstoen war damit nicht ver-
bunden.

157 Vgl. etwa die Schlussfolgerung des Bundeskartellamtes in: BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeu-
gung/StromgroBhandel, S. 115 ff., insbesondere 133 ff., 148 ff., S. 284 ff.; hierzu kritisch zuletzt Mo-
nopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 477 ff., insbesondere 48 ff.

158 Vgl. fiir die USA etwa die Liste unter http://www.ferc.gov/enforcement/market-manipulation.asp. Der-
artige Verfahren werden mitunter mit Strafzahlungen in Hohe von dreistelligen Millionen-US-Dollar-
Betrdgen abgeschlossen. Die skandinavische Energieborse NordPool verhdngte 2008 ein erhebliches
Bufigeld gegen den schwedischen Energichédndler Alfa Kraft AB wegen Marktmanipulation; im Verei-
nigten Konigreich ermittelt die Finanzdienstaufsichtsbehorde FSA seit November 2012 wegen des
Verdachts der Manipulation auf dem britischen Gasmarkt.

159§§ 19 f. GWB, Art. 102 AEUV stellen grundsétzlich und im Gegensatz zum Kapitalmarktrecht auf die
strukturelle und nicht auf die situative Moglichkeit von Unternehmen ab, profitabel den Preis zu erho -
hen; vgl. fiir den Kontext des Energiehandels zuletzt Monopolkommission, Sondergutachten 59,
a.a.0., Tz. 630 ff.

160 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.0O., Tz. 626 ff.

161 Vgl. zuletzt Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 612 ff.
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und zum anderen einen Rahmen fiir eine verbesserte Verfolgung verbotenen Verhaltens
im Energiegrofhandel aufbauen sollen.

138. Die erste Stufe der energiemarktspezifischen Entwicklung stellt das dritte Energie-
binnenmarktpaket aus dem Jahr 2009'** dar, dessen wichtigste Errungenschaft in Bezug
auf die Marktiiberwachung die Schaffung von ACER war.'®

In einem zweiten Schritt trat Ende 2011 die EU-Verordnung Nr. 1227/2011 {ber die In-
tegritdit und Transparenz des EnergiegroBhandelsmarktes (Regulation on wholesale
Energy Market Integrity and Transparency, REMIT)'* in Kraft, die unmittelbar gilt und
die auf den EnergiegroBhandelsmarkt angepassten Verbote von Insiderhandel'® (Art. 3)
und von Marktmanipulation'®® (Art. 5, erfasst ist auch der Versuch) enthélt. Unter den
Oberbegriff Marktmissbrauch werden dabei Insiderhandel und Marktmanipulation zu-
sammengefasst.

Daneben werden Marktteilnehmer zum Publizieren von Insiderinformationen'®’ (Art. 4)
und zur Registrierung (Art. 9) verpflichtet.'® Insgesamt wird dadurch ein strukturiertes
Compliance-Management fiir die Unternehmen unverzichtbar. Besonders bedeutsam ist
insoweit die Erfassung von VerstoBen'® gegen diese Pflichten'” als Ordnungswidrig-

162 Das dritte Energiebinnenmarktpaket besteht aus zwei Richtlinien und drei Verordnungen vom 13. Juli
2009, die veroffentlicht wurden im ABL. EU Nr. L 211 vom 14. August 2009, S. 1, 15, 36, 55, 94:
Verordnung (EG) Nr. 713/2009 zur Griindung einer Agentur flir die Zusammenarbeit der Energieregu-
lierungsbehorden, Verordnung (EG) Nr. 714/2009 iiber Netzzugangsbedingungen flir den grenziiber-
schreitenden Stromhandel, Verordnung (EG) Nr. 715/2009 iiber Bedingungen fiir den Zugang zu den
Erdgasfernleitungsnetzen, Richtlinie 2009/72/EG {tiber den Elektrizititsbinnenmarkt, Richtlinie 2009/
73/EG tber den Erdgasbinnenmarkt.

163 Daneben sind insbesondere Verdffentlichungspflichten aus den EU-Verordnungen Nr. 714/2009 und
Nr. 715/2009 bedeutsam.

164 Verordnung (EU) Nr. 1227/2011 des Europiischen Parlaments und des Rates vom 25. Oktober 2011
iiber die Integritit und Transparenz des EnergiegroBhandelsmarkts, ABl. EU Nr. L 326 vom 8. De-
zember 2011, S. 1.

165 Das Verbot des Insiderhandels untersagt es Personen, die iiber bestimmte kursrelevante interne Infor-
mationen (Insiderinformationen) zu EnergiegroBhandelsprodukten verfiigen, diese Informationen di-
rekt oder indirekt zu nutzen, an Unbefugte weiterzugeben oder auf deren Grundlage Empfehlungen
fiir Markttransaktionen abzugeben (Art. 3 REMIT).

166 Eine Marktmanipulation ist dann gegeben, wenn von Marktakteuren Maflnahmen getroffen werden,
mit denen kiinstlich fiir ein Preisniveau gesorgt wird, dass nicht durch Angebot, Nachfrage, Produk-
tions-, Speicherungs- oder Transportkapazitit und -nachfrage gerechtfertigt ist. Zu Marktmanipulatio-
nen zdhlen etwa die Erteilung oder Zuriickziehung falscher Auftrige oder die Verbreitung falscher In-
formationen tiber die Medien. Marktmanipulationen und ihre Auswirkungen konnen iiber Grenzen
hinweg zwischen Strom- und Gasmirkten und auf Finanz- und Warenmaérkten — einschlieSlich der
Mirkte fiir den Handel mit Emissionsrechten — auftreten (Art. 2 Nr. 2, 3, Art. 5, Erwdgungsgrund 14
REMIT, sowie die — unverbindlichen — Erlduterungen von ACER in der Guidance on the Application
of Regulation (EU) No 1227/2011, aktualisierte 2. Fassung vom April 2013, S. 27 ff.

167 Eine Insiderinformation ist eine nicht 6ffentlich bekannte, prazise Information, die direkt oder indirekt
ein oder mehrere EnergiegroBhandelsprodukte betrifft und die, wenn sie 6ffentlich bekannt wiirde, die
Preise dieser EnergiegroB3handelsprodukte wahrscheinlich erheblich beeinflussen wiirde (Art. 2 Nr. 1
REMIT). Vgl. die — unverbindlichen — Erlduterungen von ACER in der Guidance on the Application
of Regulation (EU) No 1227/2011, aktualisierte 2. Fassung vom April 2013, S. 18 ff.

168 Besonders bedeutsam ist daneben die personliche Pflicht fiir Personen, die beruflich Transaktionen
mit Energiegrohandelsprodukten arrangieren, den Verdacht von Verstdflen gegen das Insiderhandels-
und/oder das Marktmanipulationsverbot zu melden; entsprechende Strukturen und Dokumentationen
miissen vorgehalten werden (Art. 15 REMIT).

169 Erfasst werden iiberwiegend sowohl vorsitzliche als auch fahrldssige bzw. leichtfertige Taten.

170 Insbesondere als verzogerte Verdffentlichung, Nichtmeldung oder private Weitergabe von Insiderin-
formationen, Insiderhandel und Marktmanipulation etc.
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keit mit einem BuBigeldrahmen bis zu 1 Mio. Euro bzw. als Straftat mit einer Strafdro-
hung von bis zu fiinf Jahren Freiheitsstrafe.'”' Die eindeutige Feststellung und Sanktio-
nierung von VerstoBen auch in schwierigen Féllen erscheint — jedenfalls in Pilotverfah-
ren — notwendig, um den Verboten in der Wahrnehmung aller Regelungsadressaten ge-
neralpriaventiv uneingeschriankte Geltung zu gewéhrleisten (Abschreckungseffekt).'”

Faktisches Kernstiick der REMIT ist die Verpflichtung der Marktteilnehmer zur Mel-
dung von ,, Transaktionen am EnergiegroBhandelsmarkt einschlieBlich der Handelsauf-
trage” (Handelsdaten, Art. 8 Abs. 1) und von ,Informationen iiber die Kapazitit und
Nutzung von Anlagen zur Erzeugung und Speicherung, zum Verbrauch oder zur Uber-
tragung/Fernleitung von Strom oder Erdgas oder iiber die Kapazitit und Nutzung von
Fliissiggasanlagen, einschlieBlich der geplanten oder ungeplanten Nichtverfiigbarkeit
dieser Anlagen* (Fundamentaldaten, Art. 8 Abs. 5), teils nur an ACER, teils auch an die
nationale Regulierungsbehorde. Dabei wird zur Minimierung des Meldeaufwandes fiir
die Marktteilnehmer auf bestehende bzw. zu schaffende Meldesysteme, Transaktionsre-
gister etc. zuriickgegriffen.'” Daneben erfasst ACER Handelsdaten zu Emissionszertifi-
katen (Art. 10 Abs. 3). Die Kommission wird erméchtigt, in Durchfiihrungsrechtsakten
Umfang und Modalititen dieser Meldungen detaillierter festzusetzen (Art. 8 Abs. 2
und 6 sowie Art 20).""* Wéhrend das Insiderhandels- und das Marktmanipulationsverbot
wie das Transparenzgebot seit Ende 2011 unmittelbar gelten, sind die entsprechenden
Meldestrukturen sowohl auf nationaler als auch auf europdischer Ebene im Sommer
2013 noch im Entstehen begriffen.'”

139. Die dritte Stufe der energiemarktspezifischen Entwicklung wird ein effizienterer
EnergiegroBhandelsmarkt und eine laufende Marktiiberwachung durch ACER und die
nationalen Regulierungsbehdrden sein:

Zum einen wurde die Markttransparenz bereits auf Ebene der durch die Verordnung un-
mittelbar transparenzverpflichteten Unternehmen gesteigert, teils durch deren eigene
Transparenzplattformen,'” teils durch die Nutzung bzw. den Ausbau der bestehenden
Transparenzplattform der EEX."”’

Zum zweiten dauert auf europdischer Ebene die Umsetzung bzw. Konkretisierung der
REMIT im Sommer 2013 noch an. Einerseits hat ACER eine Reihe von Empfehlungen
und Leitlinien erarbeitet, die sich teils an die EU-Kommission, teils an Marktteil-

171§ 95 Abs. 1b bis d i.V.m. Abs. 2 bzw. § 95a EnWG.

172 Vgl. insoweit, im Kontext der Kartellverfolgung, bereits Monopolkommission, Hauptgutachten 2010/
2011, a.a.0., Tz. 558 f.

173 Vgl. Art. 8 Abs. 1 S. 3, Abs. 3 REMIT.

174 Dabei wird die Kommission von einem Ausschuss nach der Komitologie-VO (Verordnung (EU) Nr.
182/2011 des Europaischen Parlaments und des Rates vom 16. Februar 2011 zur Festlegung der allge-
meinen Regeln und Grundsétze, nach denen die Mitgliedstaaten die Wahrnehmung der Durchfiih-
rungsbefugnisse durch die Kommission kontrollieren, ABl. EG Nr. L 55 vom 28. Februar 2011, S. 13)
unterstiitzt (Art. 21 Abs. 1 REMIT).

175 Die Konkretisierungsaktivitdten von ACER zu REMIT werden sich noch eine ganze Reihe von Quar-
talen fortsetzen; vgl. http://www.acer.europa.eu/remit/Upcoming_Activities.

176 Vgl. etwa http://www.eon-schafft-transparenz.de, http://www.rwe.com/web/cms/de/59968/transparenz
-offensive.

177 Vgl. http://www.transparency.eex.com/de/.
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nehmer'” und nationale Regulierungsbehorden'” richten. Andererseits arbeitet die EU-
Kommission an Durchfiihrungsrechtsakten zur Umsetzung der REMIT. Dabei geht sie
vielfach von Empfehlungen von ACER aus. Eine Konsultation der betroffenen Kreise
erfolgt teils auf der Ebene von ACER, teils im Rahmen des Kommissionsverfahrens.
Von besonderer Bedeutung ist insbesondere der technische Rahmen fiir das Datenrepor-
ting, der auf Grundlage von ACER-Empfehlungen,'® eines Sachverstindigengutach-
tens,'®! einer 6ffentlichen Konsultation auf Kommissionsebene'®* und verschiedener Sta-
keholder-Workshops erarbeitet wird (die Ergebnisse dieses Verfahrens waren zum Re-
daktionsschluss noch nicht verfligbar).'® Die Pflicht der Marktteilnehmer zur Registrie-
rung tritt spétestens drei Monate,'®* die Datenmeldepflichten sechs Monate nach Inkraft-
treten der Durchfiihrungsrechtsakte in Kraft (Art. 9 Abs. 2, Art. 22 Abs. 2 REMIT). Da-
neben werden eine Reihe von durch die REMIT vorgesehenen Kooperationsvereinba-
rungen zwischen den beteiligten Behorden auf nationaler wie européischer Ebene erheb-
liche praktische Relevanz haben.

Drittens wurden in Deutschland Ende 2012 durch das MTS-Gesetz'® die Markttranspa-
renzstelle als Institution sowie rechtliche Strukturen geschaffen, die sowohl die in der
Substanz wesentlich auf nationaler Ebene durchzufiihrenden Monitoring- und Sankti-
onsaufgaben der REMIT (mit) umsetzen als auch dariiber hinausgehende Monitoring-
und Analyseaufgaben ausiiben soll. Dabei ist eine Konkretisierung vor allem der Melde-
pflichten durch eine Verordnung des Bundeswirtschaftsministeriums und Festlegungen
der MTS notwendig (§§ 47¢ Abs. 2 1.Vm. 47f, 47g GWB).

140. Parallel zu dieser energiemarktspezifischen Entwicklung findet der besondere Zu-
sammenhang der Waren- und der Derivatemérkte im Energiehandel Beriicksichtigung in
der grundsitzlichen Erfassung durch die REMIT. Dabei wird auf den im Finanzmarktbe-
reich be- bzw. entstehenden Strukturen aufgebaut.

Das &duBlert sich zum einen in der Kooperation und dem Datenaustausch zwischen
ACER bzw. den nationalen Regulierungsbehérden und den nationalen Finanzmarktauf-
sichtsbehorden bzw. der ESMA (Art. 8 Abs. 4 lit. f sowie Art. 10 Abs. 1, 3 REMIT)."*

178 Vgl. insbesondere den User Guide vom 27. Dezember 2011 und die Entscheidung zum Registrie-
rungsformat vom 26. Juni 2012.

179 Vgl. insbesondere die Guidance on the Application of Regulation (EU) No 1227/2011, aktualisierte
2. Fassung vom April 2013.

180 Vgl. http://www.acer.europa.cu/remit/Pages/Recommendations-on-REMIT-Records-of-transactions.
aspx.

181 Vgl. PWC/Ponton, REMIT — Technical Advice for setting up a data reporting framework, Final Re-
port (im Auftrag der Generaldirektion Energie der EU-Kommission), Juni 2012.

182 Vgl. http://ec.europa.eu/energy/gas_electricity/consultations/20121207 wholesale energy markets
en.htm.

183 Vgl. http://ec.europa.cu/energy/gas_electricity/markets/wholesale en.htm.

184 Vgl. http://www.bundesnetzagentur.de/DE/Sachgebiete/ElektrizitactundGas/Unternehmen_ Institutio-
nen/Handelund Vertrieb/Marktueberwachung REMIT/Registrierung/Registrierung-node.html.

185 Das Gesetz zur Einrichtung einer Markttransparenzstelle fiir den GroBhandel mit Strom und Gas vom
5. Dezember 2012, BGBI. I S. 2403, fiigt vor allem die §§ 47a bis | in das GWB (MTS Strom und
Gas) sowie zwei Strafvorschriften in das EnWG ein und schafft durch weitere EnWG-Vorschriften die
Voraussetzungen fiir die Zusammenarbeit und Erméchtigung der deutschen Behorden.

186 Eine dhnliche Kooperation unter Einbeziehung der Borsenaufsichtsbehdrden und Handelsiiberwa-
chungsstellen ist auch im Rahmen der deutschen Markttransparenzstelle fiir den GroBhandel mit
Strom und Gas vorgesehen (§ 47b Abs. 2 i.V.m. § 471 GWB); vgl. eingehender Abschnitt 2.3.4.
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Zum anderen gelten fiir Energiederivate eine Reihe von finanzmarktzentrierten Vor-
schriften, die sich im Sommer 2013 teilweise noch im Novellierungs- bzw. Gesetzge-
bungsprozess befinden:

141. Insbesondere auf borsengehandelte Energiederivate finden die Vorschriften der
Marktmissbrauchsrichtlinie (Market Abuse Directive, MAD)" Anwendung, die im
WpHG umgesetzt wurden und im Kern Insiderhandels- und Marktmanipulationsverbot
sowie Veroftentlichungspflichten enthalten. Die erfassten Derivate unterliegen nach
Art. 1 Abs.2 REMIT nur dem Insiderhandels- und Marktmanipulationsverbot der
MAD, unterfallen jedoch den meisten sonstigen Regeln der REMIT. ' Die Initiative der
EU-Kommission zur Novellierung der MAD (MAD II) und deren Komplementierung
durch eine EU-Verordnung (Market Abuse Regulation, MAR) wird in der zweiten Jah-
reshilfte 2013 im EU-Parlament behandelt' und sieht unter anderem eine Konkretisie-
rung und Ausweitung der Reichweite der MAD (der OTC-Handel und der Versuch der
Marktmanipulation sollen erfasst werden) und die Einfiihrung strafrechtlicher Sanktio-
nen vor.

142. Die Marktinfrastrukturverordnung (European Market Infrastructure Regulation,
EMIR)" zielt auf eine Steigerung der Sicherheit und Transparenz des auBerborslichen
Derivatehandels. Sie stellt Anforderungen an das Risikomanagement von in OTC-Deri-
vatemdrkten tdtigen Unternehmen und sieht weitgehende Meldepflichten fiir OTC-Deri-
vategeschifte sowie die Einrichtung zentraler Transaktionsregister vor. Nichtfinanzun-
ternehmen wie Energieunternehmen unterfallen der grundsatzlichen zentralen Clearing-
pflicht fiir alle ,,qualifizierten* OTC-Derivate nur ab einer Clearingschwelle von 3 Mrd.
Euro (als Summe der Nominalwerte offener Bruttopositionen aller Warenderivate, wo-
bei Derivate zur Absicherung eigener Risiken nicht berticksichtigt werden)."”! Die Be-
stimmungen der EMIR bedurften bzw. bediirfen teilweise einer Konkretisierung durch
die EU-Kommission'”? bzw. ESMA,'”* gelten jedoch {iberwiegend seit dem 16. August
2012 bzw. dem 15. Mérz 2013.

187 Richtlinie 2003/6/EG des Europdischen Parlaments und des Rates {iber Insider-Geschifte und Markt-
manipulation (Marktmissbrauch), ABl. EU Nr. L 96 vom 12. April 2003, S. 16.

188 Vgl. zu der Abgrenzung etwa ACER, Guidance on the Application of Regulation (EU) No. 1227/
2011, aktualisierte 2. Fassung vom April 2013, S. 11.

189 Vgl. http://www.europarl.europa.eu/oeil/popups/ficheprocedure.do?lang=en&reference=2011/0295
(COD).

190 Verordnung (EU) Nr. 648/2012 des Europédischen Parlaments und des Rates iiber OTC-Derivate, zen-
trale Gegenparteien und Transaktionsregister, ABl. EU L 201 vom 27. Juli 2012, S. 1; Ausflihrungs-
gesetz zur Verordnung (EU) Nr. 648/2012 iiber OTC-Derivate, zentrale Gegenparteien und Transakti -
onsregister (EMIR-Ausfiihrungsgesetz), BGBI. I S. 174.

191 Art. 10 Abs. 4 EMIR i.V.m. Art. 10, 11 der Delegierten Verordnung 149/2013 der Kommission zur
Ergidnzung der Verordnung (EU) Nr. 648/2012 des Europédischen Parlaments und des Rates im Hin-
blick auf technische Regulierungsstandards fiir indirekte Clearingvereinbarungen, die Clearingpflicht,
das offentliche Register, den Zugang zu einem Handelsplatz, nichtfinanzielle Gegenparteien und Risi-
kominderungstechniken fiir nicht durch eine CCP geclearte OTC-Derivatekontrakte, ABl. EU Nr.
L 52 vom 23. Februar 2013, S. 11.

192 Vgl. die entsprechenden Festlegungen und Ergidnzungen der EU-Kommission in Form von delegierten
und von Durchfiihrungsverordnungen vom 19. Dezember 2012, http://ec.europa.eu/internal market/fi-
nancial-markets/derivatives/index_de.htm.

193 Vgl. die Dokumente unter http://www.esma.europa.eu/page/European-Market-Infrastructure-Regula-
tion-EMIR.
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143. Der Novellierungsvorschlag der EU-Kommission fiir die Finanzmarktrichtlinie
(Markets in Financial Instruments Directive, MiFID)'** koénnte vor allem durch die Ab-
schaffung von Ausnahmebereichen Teile des EnergiegroBhandelsmarktes miterfassen.'”
Die Novellierung der Kapitaladdquanzrichtlinie (Capital Requirements Directive, CRD
IV)"¢ bringt zudem fiir bestimmte Energiehandelsunternehmen erhohte Eigenkapitalan-
forderungen mit sich.

144. Als Zwischenfazit ldsst sich feststellen, dass dem Grunde nach das Spektrum der
relevanten Markte erfasst wird: Produktion, Leitungs- bzw. Speicherkapazititen (sowie
Verbrauch) der Energietrdger Strom, Gas und Fliissiggas als Ware und Derivat. Die Mo-
nopolkommision begriifit insoweit, dass die abgestufte Konkretisierungs- und Aktuali-
sierungskompetenz der EU-Kommission eine Nachfiihrung der regulatorischen Anfor-
derungen ermoglicht, die allerdings angesichts der Komplexitét der behordlichen Aufga-
ben und der insoweit notwendigen dynamischen Weiterentwicklung des Regelungsrah-
mens auch unverzichtbar erscheint. Dabei kann die EU-Kommission auf eine der Kon-
sultationspflicht unterliegende Empfehlung von ACER bzw. ESMA zuriickgreifen; dhn-
lich sind auf nationaler Ebene Verordnungserméichtigungen fiir das Bundeswirtschafts-
ministerium sowie Festlegungsermichtigungen fiir die Markttransparenzstelle fiir Strom
und Gas vorgesehen.

145. Wenn auch weiterhin unterschiedliche Behorden und Vorschriften den Handel mit
Waren und Derivaten erfassen, so ist doch eine Koordinationsstruktur zur Abdeckung
des Marktkontinuums gesetzlich vorgesehen. Diese muss allerdings von den beteiligten
Behorden auch durch effektive Umsetzung mit Leben erfiillt werden. Wichtigster und
erster Schritt dazu sind die zwischen den verschiedenen Akteuren vorgesehenen Koope-
rationsvereinbarungen.

2.3.2 Transparenz, Markteffizienz und Fortentwicklung der Verbotsdurchsetzung

146. Vor allem REMIT und MAD sehen die Verpflichtung der Marktteilnehmer zur Ver-
offentlichung aller Informationen aus ihrem Verantwortungskreis vor, die erheblichen
Einfluss auf den Energiepreis bzw. davon abhéngige Wertpapiere haben konnen (Insider-
informationen).”” Diese — vielfach nur nach ihren Marktauswirkungen bestimmten —
verdftentlichungspflichtigen Daten sind nur teilweise deckungsgleich mit den — enume-
rativ bestimmten — meldepflichtigen Daten, die zentral von den Behdrden erfasst wer-
den. Die gesteigerte Markttransparenz aufgrund der Verdffentlichung von Insiderinfor-

194 Richtlinie 2004/39/EG des Européischen Parlaments und des Rates vom 21. April 2004 iiber Markte
fiir Finanzinstrumente, zur Anderung der Richtlinien 85/611/EWG und 93/6/EWG des Rates und der
Richtlinie 2000/12/EG des Européischen Parlaments und des Rates und zur Authebung der Richtlinie
93/22/EWG des Rates, ABIL. EU Nr. L 145 vom 30. April 2004, S. 1.

195 Vgl. die Gesetzgebungsprozesse zu den Vorschldgen der EU-Kommission fiir eine Verordnung (Mi-
FIR), http://www.europarl.europa.cu/oeil/popups/ficheprocedure.do?lang=en&reference=2011/0296
(COD), und einer Richtlinie (MiFID II) http://www.europarl.europa.eu/oeil/popups/ficheprocedure.do
?lang=en&reference=2011/0298(COD).

196 Vgl. den Legislativprozess unter http://www.europarl.europa.eu/oeil/popups/ficheprocedure.do?id=
593134 sowie http://ec.europa.cu/prelex/detail dossier real.cfm?CL=en&DosId=200715.

197 Vgl. Art. 4 i.V.m. Art. 2 Nr. 1| REMIT und Art. 6 i.V.m. Art. 1 Nr. 1 MAD. Bedeutsam sind daneben
vor allem die Veroffentlichungspflichten fiir Fundamentaldaten aus den Verordnungen (EG) 714/ 2009
(in Bezug auf den grenziiberschreitenden GroBhandel) und 715/2009 (in Bezug auf Erdgasfernlei-
tungsnetze).
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mationen soll die Funktionsfahigkeit der betroffenen Mirkte durch eine moglichst fiir
alle Marktteilnehmer vollstdndige Datenbasis verbessern.

147. Die schiere Masse der zu verdffentlichenden Daten, deren Wirkungszusammenhén-
ge, Uneinheitlichkeit und Dispergierung iiber eine Vielzahl von Plattformen schiiren al-
lerdings erhebliche Zweifel, ob die Informationsbasis sich tatsdchlich fiir alle Marktteil-
nehmer angleichen wird. Der erhebliche Aufwand, die veroffentlichten Daten zu sam-
meln und innerhalb der handelsrelevanten Zeitrdume auszuwerten, konnte vielmehr den
Informations- und Informationsauswertungsvorsprung zugunsten der groflen Marktteil-
nehmer weiter erhohen. Denn diese betreiben bereits heute umfangreiche Marktanalyse-
abteilungen, die neben aufwendig erfassten, 6ffentlich verfiigbaren Informationen etwa
auch von eigenen meteorologischen Abteilungen erstellte Prognosen der Produktion von
Solar- und Windenergie nutzen, wihrend kleineren Marktteilnehmern vielfach deutlich
geringere Ressourcen und Erfahrungen zur Verfiigung stehen. Insoweit kommt der prak-
tischen Umsetzung der Veroffentlichungspflichten erhebliches Gewicht zu. Einfachste
Moglichkeit der Herstellung eines tatséchlichen informatorischen ,,level playing field*
wire die Einfithrung von Datenstandards,'”® weitergehend lieBe sich die Schaffung bzw.
der Ausbau einer bzw. mehrerer fiir alle Marktteilnehmer zugénglichen zentralen Daten-
plattform(en) erwégen.'”” Dadurch wiirden Such- und Informationskosten der betroffe-
nen Unternehmen minimiert und mdgliche — Markteintrittsbarrieren dhnliche — Verzer-
rungen verhindert.

148. Diese gesteigerte Transparenz kann jedoch auch die Kollusion von Marktteilneh-
mern fordern und so zu hoheren Preisen fiihren.” Denn bislang wurden viele Entschei-
dungen der Marktteilnehmer unter Unsicherheit getroffen, wihrend zukiinftig die Erzeu-
gungs-, Netz- und Verbrauchssituation von Wettbewerbern stiarker mit in Entscheidun-
gen einflieBen werden. Der Graubereich zwischen erwiinschtem, volkswirtschaftlich ef-
fizientem und unerwiinschtem, nur betriebswirtschaftlich effizientem Verhalten diirfte
dadurch an Bedeutung gewinnen. Wieweit eine dynamische Auslegung von Kartell-
recht*® und Marktmanipulationsverbot einer illegitimen Ausnutzung dieses Graube-
reichs entgegenwirken kann, wird die Praxis der kommenden Jahre zeigen miissen. Uber
die Problematik der rechtlichen Erfassbarkeit hinaus konnte sich die an Wertpapier-
mirkten bereits zu beobachtende, stark erhohte Komplexitét bei der Interaktion von al-
gorithmengetriebenem Handel und umfangreichen Daten als Problem der Regulierung,
aber auch der Markteffizienz darstellen.**

198 Insbesondere technische Standards und Ereignistaxonomien; soweit die Insiderinformationen auch
meldepflichtig sind, wére etwa deren obligatorische Ver6ffentlichung in den von ACER vorgegebenen
Formaten denkbar.

199 Ausbaufzhig erscheinen insoweit etwa die Transparenzplattform der EEX und die Veroffentlichungs-
moglichkeit von ACER nach Art. 12 Abs. 2 REMIT. Die Erfahrungen bei der Entwicklung der
ENTSO-E-Transparenzplattform fiir Fundamentaldaten nach der Verordnung (EG) 714/2009 konnten
hier den Weg weisen; vgl. https://www.entsoe.cu/data/entso-e-transparency-platform/.

200 Zum Problem wettbewerblicher Auswirkungen der Offenlegung wettbewerbssensibler Informationen
vgl. zuletzt Monopolkommission, Hauptgutachten 2010/2011, a.a.O., Tz. 521 ff.

201 Zum Problem der Erfassung von Abstimmungen iiber den Markt vgl. zuletzt ebenda, Tz. 470 ff.

202 Vgl. anschaulich etwa Stafford, P., Speed and market complexity hamper regulation, Financial Times,
7. Oktober 2011. In Wertpapiermérkten haben diese Effekte zur Forderung der Regulierung von Han-
delsalgorithmen gefiihrt; vgl. etwa US Securities and Exchange Commission, SEC Proposes Rules to
Improve Systems Compliance and Integrity, Pressemitteilung 2013-35, 7. Mérz 2013. Einzelne derar-
tige Vorgaben in Bezug auf den Hochfrequenzhandel sind in Deutschland bereits seit dem 8. Mai 2013
in Kraft; vgl. Gesetz zur Vermeidung von Gefahren und Missbrauchen im Hochfrequenzhandel
(Hochfrequenzhandelsgesetz) vom 7. Mai 2013, BGBI I S. 1162. Die Monopolkommission weist in
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149. Bei der Steigerung der Marktintegritit und der Durchsetzung bestehender Verbote
wird zunédchst in erster Linie der behordlichen Auswertung der von Handelsteilnehmern
oder Infrastrukturbetreibern an zentrale 6ffentliche Stellen zu meldenden Daten ent-
scheidende Bedeutung zukommen. Wiéhrend hier weitgehend die Zusammenfiihrung un-
terschiedlicher Daten an zentraler Stelle (insbesondere ACER und Markttransparenzstel-
le fir Strom und Gas) und Vorgaben hinsichtlich der Meldeformate vorgesehen sind,
diirfte die schiere Masse an Einzeldaten (allein fiir Deutschland wird mit 200 Mio. Da-
tenpunkten jéhrlich gerechnet) die beteiligten Behorden vor erhebliche technische, ins-
besondere aber methodische Aufgaben stellen, deren Bewiéltigung Neuland ist und in
den kommenden Jahren sukzessive entwickelt werden muss. Nicht zuletzt diirfte ein Er-
folg hier von einer aufeinander bezogenen Analyse der Daten aus Derivate- und aus Wa-
renmérkten abhdngen.

2.3.3 Europiische Aufsichtskoordination durch ACER

150. Die durch das dritte Energiebinnenmarktpaket geschaffene unabhéngige européi-
sche Agentur fir die Zusammenarbeit der Energieregulierungsbehorden ACER*”
(Agency for the Cooperation of Energy Regulators) hat im Mérz 2011 ihre Arbeit in
Ljubljana (Slowenien) aufgenommen.** ACER soll zum einen die Regulierungsliicke
auf Gemeinschaftsebene schlieBen und zum anderen die Zusammenarbeit der nationalen
Regulierungsbehorden auf Gemeinschaftsebene verstirken.?”

151. ACER ist geméB der Verordnung zur Griindung einer Agentur fiir die Zusammenar-
beit der Energieregulierungsbehérden und der Verordnung {iber die Integritét und Trans-
parenz des EnergiegroBhandelsmarktes (REMIT) mit einer Reihe von Aufgaben betraut.
Waihrend sich in der Verordnung zu ACER regulierungstypische Aufgaben finden, bein-
haltet die REMIT die nicht regulierungstypische Aufgabe der Marktiiberwachung des
EnergiegroBhandelsmarktes®® auf den Waren- und Derivatemirkten zwecks Aufdeckung
und Pravention missbrauchlicher Praktiken in Form von Marktmanipulation und Insider-
handel.”” Ubergeordnetes Ziel beider Verordnungen ist dabei die Verwirklichung eines
gemeinsamen, funktionierenden EU-Energiebinnenmarktes.

diesem Zusammenhang allerdings darauf hin, dass sich Wertpapiermérkte vom Energiemarkt teilweise
deutlich unterscheiden, nicht zuletzt durch die Nichtspeicherbarkeit von Strom. Zudem sind Voraus-
setzungen und Auswirkungen derartiger Regulierungseingriffe bislang kaum geklért. Eingehender aus
wissenschaftlicher Sicht Kirilenko, A./Lo, A., Moore's Law versus Murphy's Law: Algorithmic Tra-
ding and Its Discontents, Journal of Economic Perspectives 27( 2), 2013, S. 51-72.

203 Verordnung (EG) Nr. 713/2009 des Européischen Parlaments und des Rates vom 13. Juli 2009 zur
Griindung einer Agentur fiir die Zusammenarbeit der Energieregulierungsbehdrden, ABI. EU Nr.
L 211 vom 14. August 2009, S. 1.

204 ACER fiihrt im Wesentlichen die Arbeit der Gruppe der Regulierungsbehdrden fiir Elektrizitdt und
Gas (ERGEG) fort, wobei ACER nunmehr klare Kompetenzen und die Befugnis fiir Einzelfallent-
scheidungen in spezifischen Fallen besitzt (Erwadgungsgrund 3 VO 713/2009). ERGEG war 2003 von
der Européischen Kommission ins Leben gerufen worden und wurde 2011 aufgelést; vgl. http://ww-
w.energy-regulators.eu/portal/page/portallEER. HOME/EER ABOUT.

205 Vgl. Erwédgungsgrund 5 REMIT.

206 Einzelhandelsvertrage sind gemaf3 REMIT nicht in gleicher Weise Marktmanipulationen ausgesetzt
wie GroBhandelsvertridge, die ohne Schwierigkeiten ge- und verkauft werden kénnen. Doch auch
Energieverbrauchsentscheidungen grofer Energienutzer konnen die Preise auf GroBhandelsmérkten
beeinflussen. Somit ist es gemédf REMIT sinnvoll, die Liefervertrage von Gro nutzern zu priifen (Er-
wagungsgrund 9 REMIT ).

207 Vgl. Art. 7 Abs. 1 S. 1 REMIT.
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152. Ausgangspunkt fiir die REMIT und die Implementierung von ACER war, dass die
bis dahin bestehenden Rechtsvorschriften die Besonderheiten von Strom- und Gasmaérk-
ten nicht addquat abzubilden vermochten. Die bis dahin staats- und sektorspezifischen
Marktiiberwachungspraktiken hatten bewirkt, dass Handelsaktivitidten unterschiedlichen
Zustandigkeitsbereichen unterlagen, was zu Unklarheiten hinsichtlich der konkreten Zu-
stindigkeiten und mitunter einer giinzlich fehlenden Uberwachung bestimmter Bereiche
gefiihrt hatte.

153. Schon in ihrem Energie-Sondergutachten aus dem Jahr 2009 hatte die Monopol-
kommission darauf hingewiesen, dass die Bundesnetzagentur bislang nicht mit einer
Aufsicht {iber den StromgroBhandel befasst ist.*”® Diese Liicke soll nun durch die RE-
MIT und ACER (als Agentur fiir die Zusammenarbeit nationaler Energieregulierungsbe-
horden) geschlossen werden. Die mit der REMIT verbundenen Aufsichtspflichten
nimmt die Bundesnetzagentur im Rahmen der Markttransparenzstelle fiir Strom und
Gas wahr.*” Im Zuge der EU-Verordnung Nr. 1095/2010 wurde iiberdies die Européi-
sche Wertpapier- und Marktaufsichtsbehrde ESMA mit Sitz in Paris errichtet.'’ Beide
Institutionen, ACER und ESMA, agieren im Bereich der Schnittmenge energiemarktre-
levanter Finanzmarkt- und klassischer Energiemarktregulierung und koordinieren die
Arbeit betroffener nationaler Institutionen. Dabei arbeiten sie mit nationalen Regulie-
rungs-, Finanz- und gegebenenfalls Wettbewerbsbehorden zusammen, um eine koordi-
nierte Vorgehensweise bei der Durchsetzung der relevanten Rechtsvorschriften sicherzu-
stellen.?"" Doppelmeldungen sollen dabei fiir die Meldepflichtigen vermieden werden.*'

Die Aufgabe von ACER liegt in der Marktiiberwachung, um Marktmanipulation und In-
siderhandel aufzudecken und zu verhindern (Art. 7 Abs. 1 REMIT). Die nationalen Re-
gulierungsbehdrden arbeiten bei der Uberwachung der EnergiegroBhandelsmirkte mit
der Agentur zusammen (Art. 7 Abs. 2 S. 1 REMIT) und sollten demgemél bis zum 29.
Juni 2013 mit den hierfiir notwendigen Untersuchungs- und Durchsetzungsbefugnissen
ausgestattet sein (Art. 13 Abs. 1 REMIT; in Deutschland seit Ende 2012 durch das
MTS-Gesetz umgesetzt; vgl. Abschnitt 2.3.4). Inwieweit die Aufgaben bei der Daten-
auswertung zwischen ACER und den nationalen Regulierungsbehdrden aufgeteilt wer-
den, bleibt abzuwarten.

154. Die Kernpunkte der REMIT sind Transparenz und Integritit (mithilfe eines Ver-
botes von Marktmanipulation und Insiderhandel).

Eine Marktmanipulation ist dann gegeben, wenn von Marktakteuren Mafinahmen ge-
troffen werden, mit denen kiinstlich fiir ein Preisniveau gesorgt wird, das nicht durch
Angebot, Nachfrage, Produktions-, Speicherungs- oder Transportkapazitéit und -nachfra-
ge gerechtfertigt ist. Zu Marktmanipulationen zihlen die Erteilung oder Zuriickziehung
falscher Auftrige oder die Verbreitung falscher Informationen iiber die Medien. Markt-

208 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 54, a.a.O., Tz. 168.

209 Vgl. Abschnitt 2.3.4.

210 Verordnung (EU) Nr. 1095/2010 des Européischen Parlaments und des Rates vom 24. November
2010 zur Errichtung eine Europdischen Aufsichtsbehorde (Europédische Wertpapier- und Marktauf-
sichtsbehérde, zur Anderung des Beschlusses Nr. 716/2009/EG und zur Aufhebung des Beschlusses
2009/77/EG der Kommission, ABL. EU Nr. L 331 vom 15. Dezember 2010, S. 84. Die ESMA ist die
Nachfolge-Institution des CESR (Committee of European Securities Regulators; Ausschuss der Euro-
paischen Wertpapier-Regulierungsbehorden).

211 Vgl. Art. 1 Abs. 3 REMIT.

212Vgl. Art. 8 Abs. 1 S. 3 und Abs. 3 REMIT.
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manipulationen und ihre Auswirkungen konnen iiber Grenzen hinweg zwischen Strom-
und Gasmaérkten und auf Finanz- und Warenméirkten — einschlieBlich der Mirkte fur den
Handel mit Emissionsrechten — auftreten.?'

Das Verbot des Insiderhandels untersagt es Personen, nicht 6ffentlich bekannte Informa-

tionen iiber EnergiegroBhandelsprodukte selbst zu nutzen oder an Dritte weiterzuge-
ben.?!

155. ACER erhilt die Handelsdaten (Angaben {iber erworbene und verduferte GrofShan-
delsprodukte, vereinbarte Preise und Mengen, Tage und Uhrzeiten der Ausfithrung, Par-
teien und Begiinstigte der Transaktionen und sonstige einschligige Informationen) von
den Marktteilnehmern oder auch Dritten, einem Meldesystem oder einer Behorde.

Fundamentaldaten, d.h. grundlegende Informationen iiber die Kapazitit und Nutzung
von Anlagen zur Erzeugung und Speicherung, zum Verbrauch oder zur Ubertragung/
Fernleitung von Strom oder Erdgas oder iiber die Kapazitit und Nutzung von Fliissig-
gasanlagen, einschlieBlich der geplanten oder ungeplanten Nichtverfiigbarkeit dieser
Anlagen, miissen die Marktteilnehmer ACER und den nationalen Regulierungsbehorden
iibermitteln (Art. 8 Abs. 5 REMIT).

Eine Weitergabe der bei ACER eingehenden Informationen an nationale Regulierungs-,
Finanz- und Wettbewerbsbehorden, ESMA und auch andere relevante Behdrden ist ge-
maf Art. 10 Abs. 1 REMIT vorgesehen.*"”

Im Wege von Durchfithrungsrechtsakten konnen die Anforderungen konkretisiert und
insbesondere Bagatellgrenzen fiir die Meldung und Weiterleitung von Transaktionen
bzw. Informationen festgelegt werden.'®

156. Mindestens einmal jdhrlich legt ACER der Kommission einen Tatigkeitsbericht
vor, bewertet hierin Funktionsweise und Transparenz verschiedener Handelsplédtze und
Handelsarten und kann der Kommission darauthin Empfehlungen beziiglich Marktre-
geln, Normen und Verfahren unterbreiten, um damit die Funktionsweise des Binnen-
marktes zu verbessern (Art. 7 Abs. 3 REMIT).

157. Neben den Anforderungen aus der REMIT werden ACER geméll der Verordnung
zur Griindung einer Agentur fiir die Zusammenarbeit der Energieregulierungsbehérden
iiberdies Aufgaben fiir die Ausgestaltung der Regulierung tibertragen. Hierzu gehort ne-
ben typischen Monitoringpflichten (z.B. hinsichtlich der Entwicklung von Endkunden-
preisen im Strom- und Gassektor und dem Netzzugang, Art. 11 VO 713/2009) vor allem
die regulatorische Ausgestaltung und die Aufsicht iiber die Netzebene.?'” ACER beglei-
tet die Umsetzung der gemeinschaftsweiten Netzentwicklungsplidne (Art. 6 Abs. 8 VO
713/2009) und wirkt bei der Erstellung européischer Netzvorschriften mit (Art. 4 lit. e
VO 713/2009). In bestimmten Féllen kann ACER verbindliche Einzelfallentscheidun-
gen zu den Bestimmungen fiir den Zugang zu grenziibergreifenden Infrastrukturen und

213 Vgl. Art. 2 Nr. 2, 3 REMIT, Art. 5 REMIT, Erwédgungsgrund 14 REMIT.

214 Vgl. Art. 3 REMIT.

215Die Bedeutsamkeit einer engen Zusammenarbeit und einer angemessenen Konsultation der betroffe-
nen Akteure wird in Erwdgungsgrund 20 REMIT hervorgehoben.

216 Vgl. Art. 8 Abs. 2 lit. a, 8 Abs. 6 lit. a REMIT.

217 Dabei hat die Bundesnetzagentur neben originir regulierungstypischen Aufgaben, wie der Genehmi-
gung der Netzentgelte und der Standardisierung von Lieferantenwechselprozessen, seit 2011 weitere
Aufgaben im Bereich des Ausbaus der Stromnetzinfrastruktur iibernommen.
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deren Betriebssicherheit treffen.”'® Die Téatigkeit von ACER wird mithilfe eines unab-
hingigen externen Experten, drei Jahre nachdem der erste Direktor sein Amt angetreten
hat, durch die Kommission evaluiert (Art. 34 VO 713/2009).2"

158. Ein weiteres Aufgabengebiet von ACER ist das Energiemarktmonitoring. Am
29. November 2012 hat ACER, gemeinsam mit CEER (Council of European Regula-
tors, Verband der europdischen Regulierungsbehorden)”?’, gemdl Art. 11 VO 713/2009)
einen ersten Market-Monitoring-Report flir das Berichtsjahr 2011 veroffentlicht.”! We-
sentliche Themenbereiche sind hierbei die Endkundenmérkte, die Marktintegration auf
GroBhandelsebene und Fragen des Netzzugangs. Fiir 2014 plant ACER einen Report, in
dem die Auswirkungen der Implementierung von nationalen Kapazititsmirkten auf die
Binnenmarktintegration untersucht werden sollen.

159. Die Monopolkommission hat seit dem Jahr 2007 auf die Probleme bei der Markt-
iiberwachung von Strom- und Gasmérkten hingewiesen und die Einrichtung einer
Marktiiberwachungsstelle vorgeschlagen. Die Einrichtung einer europdischen Markt-
iiberwachungsstelle ist, vor dem Hintergrund zunehmend integrierter Energiemirkte, zu
begriifien.

160. Bei ACER arbeiteten nach eigenen Angaben 56 Mitarbeiter.””> Davon sind 45 be-
fristet bei ACER angestellt und 11 sind abgeordnete Experten nationaler Regulierungs-
behorden. Die Monopolkommission erachtet die heterogene Zusammensetzung der Mit-
arbeiter als positiv. Dieses Konzept entspricht der von der Monopolkommission bereits
2011 vorgeschlagenen Konzeption einer Markttransparenzstelle fiir Strom und Gas, wo-
nach eine Zusammensetzung aus festen Mitarbeitern und aus von den betreffenden Be-
horden abgeordneten qualifizierten Mitarbeitern einer groferen Dynamik hinsichtlich
der Kooperation zwischen den beteiligten Aufsichtsbehorden zutraglich erscheint.??

2.3.4 Mehrwert einer deutschen Markttransparenzstelle (MTS) fiir Strom und Gas

161. Die nationale Umsetzung der REMIT-Vorgaben soll in Deutschland auch die
Markttransparenzstelle (MTS) iibernehmen. Diese ist eine rechtlich unabhéngige Institu-
tion zur Uberwachung der EnergiegroBhandelsmirkte und ist — naheliegend aufgrund
der Durchfiihrungspflichten gema3 REMIT — bei der Bundesnetzagentur angesiedelt.

Die Bundesnetzagentur nimmt die Aufgaben der MTS mit dem Bundeskartellamt ge-
meinsam wahr (§ 47a Abs. 2 GWB), um den Anforderungen einer Energiemarktaufsicht
auch auf kartellrechtlicher Ebene begegnen zu konnen.”* Insoweit sind die Aufgaben

218 Vgl. Art. 7 Abs. 1 und Art. 8 VO 713/2009.

219 Danach legt die Kommission mindestens alle vier Jahre eine Bewertung vor.

220 CEER wurde im Jahr 2000 von den Regulierern selbst als Kooperationsplattform gegriindet. Der
CEER dient heute, nach der Griindung von ACER, als Plattform fiir den Austausch zu allen relevanten
Themen seiner Mitglieder, die nicht im Zustandigkeitsbereich von ACER liegen. Dazu gehéren insbe-
sondere Verbraucherschutzaspekte, regulatorische Aspekte der Endkundenmaérkte, die Forderung er-
neuerbarer Energien sowie die internationale Zusammenarbeit; vgl. http://www.bundesnetzagentur.de/
DE/Allgemeines/DieBundesnetzagentur/Internationales/Energie/CEER/ceer-node. html.

221Vgl. ACER/CEER, Annual Report on the Results of Monitoring the Internal Electricity and Natural
Gas Marktets in 2011, Luxemburg 2012.

222 Stellungnahme von ACER zum Fragebogen der Monopolkommission vom 15. November 2012.

223 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 644.

224 Vgl. hierzu den Entwurf eines Gesetzes zur Errichtung einer Markttransparenzstelle fiir den Grofhan-
del mit Strom und Gas (Markttransparenzstellengesetz), BT-Drs. 17/10060 vom 21. Juni 2012, S. 2.
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der MTS auch nicht auf die Durchfithrung der REMIT beschrinkt. Die MTS soll viel-
mehr als Kooperationsplattform unterschiedlicher Energiemarktaufsichtsbehorden (Bor-
senaufsicht, Bundesanstalt fiir Finanzdienstleistungsaufsicht, Handelsiiberwachungsstel-
le der EEX, Bundeskartellamt und Bundesnetzagentur) fungieren und nicht allein, wie
in der REMIT vorgesehen, auf eine Zusammenarbeit von ACER und der Bundesnetz-
agentur abstellen.*”

162. Die gesetzlichen Regelungen fiir die MTS fiir Strom und Gas sind in §§ 47a bis j
GWB enthalten. Aufgabe der MTS ist es, eine wettbewerbskonforme Bildung der Grof3-
handelspreise flir Strom und Gas sicherzustellen (§ 47a Abs. 1 S. 1 GWB). Hierfiir be-
obachtet die MTS laufend die Vermarktung und den Handel mit Strom und Gas auf der
GroBhandelsstufe (§ 47b Abs. 1 S. 2 GWB). Dies geschieht unabhingig davon, ob der
GroBhandel auf physikalische oder finanzielle Erfiillung gerichtet ist. Die MTS soll
Auftilligkeiten bei der Preisbildung aufdecken, die auf Missbrauch von Marktmacht,
auf Insiderinformationen oder auf Marktmanipulation beruhen kénnen. Die MTS beob-
achtet zu diesem Zweck auch die Erzeugung, den Kraftwerkseinsatz und die Vermark-
tung von Elektrizitdt und Erdgas durch die Erzeugungsunternehmen sowie die Vermark-
tung von Strom und Gas als Regelenergie. Die MTS kann Wechselwirkungen zwischen
den EnergiegroBhandelsmirkten und dem Emissionshandelssystem beriicksichtigen
(§ 47b Abs. 1 GWB).

Die MTS wertet die erhaltenen Daten und Informationen kontinuierlich aus, um An-
haltspunkte fiir verbotenes Marktverhalten gemill GWB (§§ 1, 19, 20, 29), AEUV
(Art. 101, 102), Wertpapierhandelsgesetz, Borsengesetz oder Art. 3, 5 REMIT aufzude-
cken (§ 47b Abs. 1 GWB). Gibt es einen Verdacht fiir einen VerstoB3, informiert die MTS
die zustindigen Behorden und gibt den Vorgang an diese ab.?

163. Die konkrete Organisationsstruktur und die Aufgabenteilung der MTS werden —
zum Zeitpunkt des Redaktionsschlusses — noch erarbeitet. Hierzu wurden Aufbaustibe
in der Bundesnetzagentur und im Bundeskartellamt gegriindet, die in einer Arbeitsgrup-
pe zusammenarbeiten. Sie sollen unter anderem die Strukturen und Prozesse fiir eine ar-
beitsfahige MTS etablieren, was auch die notwendige IT-Infrastruktur umfasst. Einzel-
heiten einer Zusammenarbeit, insbesondere hinsichtlich Besetzung und Geschiftsvertei-
lung, Koordinierung der Datenerhebung und des Daten- und Informationsaustauschs,
werden dabei gemédll § 47a Abs. 3 GWB in einer — durch das Bundesministerium fiir
Wirtschaft und Technologie zu genehmigenden — Kooperationsvereinbarung zwischen
dem Bundeskartellamt und der Bundesnetzagentur festgelegt.

164. Die Datenerhebung und -verwaltung soll gemeinsam von Bundeskartellamt und
Bundesnetzagentur organisiert werden. Die MTS muss — dhnlich wie ACER — soweit
moglich auf bestehende Quellen und Meldesysteme zuriickzugreifen (§ 47b Abs. 3 S. 2,
3 GWB), um Kosten und zusitzliche Biirokratie zu vermeiden. Hierdurch kann der hiu-
fig geduBerten Sorge der Unternehmen, es kime zu einer Belastung durch Doppelmel-
dungen, wirksam begegnet werden. Dabei kann die MTS eine Reihe von preisrelevanten
Daten erheben, die iiber die im Rahmen von REMIT meldepflichtigen hinausgehen, ins-
besondere in Bezug auf Erzeugungskapazititen zwischen 1 und 100 MW (§ 47g Abs. 2
Nr. 3, 6 GWB) und Kostendaten (§ 47¢ Abs. 2 Nr. 3 GWB).

225Vgl. hierzu ebenda, S. 3.
226 Vgl. § 47b Abs. 7 GWB.

105



165. Die Bundesnetzagentur und das Bundeskartellamt planen, gemeinsam — ausgehend
von den Vorgaben auf europidischer Ebene — Daten und Datenformate festzulegen und
die Datensammlung zu organisieren. Auch die Priifung und Aufbereitung der Daten zur
spéteren fachlichen Verwendung soll zu einem grofen Teil gemeinsam erfolgen. Die Da-
tenverwendung und fachliche Analyse soll nach bisherigen Planungen der Bundesnetz-
agentur und des Bundeskartellamtes von beiden gemeinsam erfolgen. Allerdings sieht
das Gesetz in § 47b Abs. 4 GWB vor, dass die Bundesnetzagentur die MTS mit der Er-
hebung und auch Auswertung von Daten beauftragen kann, soweit dies zur Erfiillung ih-
rer Aufgaben nach der REMIT erforderlich ist.

166. In den Planungen der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamtes ist vorgese-
hen, dass die in der MTS gesammelten Daten iiber die Anforderungen der REMIT hin-
aus auch fiir kartell- und regulierungsrelevante Untersuchungen der beiden Institutionen
nutzbar gemacht und weiterfiihrende Informationen iiber den deutschen Energiemarkt
erhoben werden sollen.

Aus Sicht der Bundesnetzagentur gehdren hierzu beispielsweise die Themen Energie-
wende, Marktintegration der erneuerbaren Energien, Weiterentwicklung des regulatori-
schen Rahmens im grenziiberschreitenden Energiehandel, Beurteilung des Netzausbau-
bedarfs, Beurteilung der kurz- und langfristigen Erzeugungssituation sowie Sicherstel-
lung der Systemsicherheit.

Aus Sicht des Bundeskartellamtes soll die MTS daneben vor allem eine deutlich verbes-
serte Datengrundlage fiir die wirksame Wahrnehmung der kartellrechtlichen Aufgaben
(Feststellung von Marktbeherrschung und von etwaigem Missbrauch von Marktbeherr-
schung im Bereich der Stromerzeugung) schaffen.

167. Die Monopolkommission befiirwortet prinzipiell die Einrichtung einer nationalen
MTS fiir den GroBhandel mit Strom und Gas.””’ Vor dem Hintergrund ihrer uniibersicht-
lichen Preisbildungsmechanismen koénnen insbesondere StromgroBhandelsmérkte von
einer intensivierten behordlichen Aufsicht profitieren. Insoweit erhofft sich die Mono-
polkommission erhebliche Fortschritte bei der Vereinheitlichung von Datenabfrage,
-schnittstellen, -aufbereitung, -austausch und -auswertung sowie der Kooperation mit
anderen Behorden und Aufsichtsstellen.

168. Ein Mehrwert der MTS kann aus Sicht der Monopolkommission insbesondere da-
durch ermoglicht werden, dass auf nationaler Ebene eine Koordination und Kooperation
zwischen den an der Aufsicht iiber die Energiemaérkte beteiligten Behdrden ermdglicht
wird, um so Liicken in der Marktaufsicht zu schliefen. Vor diesem Hintergrund ist nach
§ 471 Abs. 1 GWB eine Kooperation der MTS mit der Bundesanstalt fiir Finanzdienst-
leistungsaufsicht, den Borsenaufsichtsbehoérden sowie Handelsiiberwachungsstellen, mit
ACER, der Europdischen Kommission und den Regulierungsbehdrden anderer Mit-
gliedstaaten vorgesehen.

Die MTS kann zu diesem Zweck mit Zustimmung des Bundeswirtschaftsministeriums
Kooperationsvereinbarungen mit der Bundesanstalt fiir Finanzdienstleistungsaufsicht,
den Borsenaufsichtsbehorden sowie Handelsiiberwachungsstellen derjenigen Borsen, an
denen Elektrizitdt und Gas sowie Energiederivate im Sinne von § 3 Nr. 15a EnWG ge-
handelt werden, und ACER schlieen (§ 471 Abs. 2 GWB). Auch auf europiischer Ebe-

227 Vgl. Monopolkommission, Hauptgutachten 2010/2011, a.a.O., Tz. 130 ff.
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ne ist geplant, Kooperationsvereinbarungen (sog. ,,Memoranda of Understanding*) zwi-
schen ACER und ESMA und zwischen den nationalen Regulierungs- und Finanzbehor-
den zu schliefen.”®

169. Die Monopolkommission gibt insoweit zu bedenken, dass eine moglicherweise
starke Verengung der Aufgabenbereiche der MTS — aufgrund der Zustédndigkeit von
Bundesnetzagentur und Bundeskartellamt — auf regulierungs- und kartellrechtliche Fra-
gestellungen fiir eine umfassende Energiemarktiiberwachung zu kurz greift. Der Mehr-
wert der Schaffung einer deutschen MTS liegt nach Ansicht der Monopolkommission
insbesondere darin, Kooperations- und Lerneffekte der Energiemarktaufsichtsbehorden
zu generieren. So soll zwar die Datenverwendung und fachliche Analyse nach bisheri-
gen Planungen der Bundesnetzagentur und des Bundeskartellamtes von beiden gemein-
sam erfolgen, allerdings resultiert der Mehrwert einer MTS eben nicht allein aus einer
zusitzlichen Datenbasis, die fachspezifisch in die jeweiligen Behdrden weitergeleitet
wird, sondern aus einer dynamischen, behordeniibergreifenden Analyse der Daten. Das
Gesetz erlaubt hier eine Analyse der Daten durch die MTS infolge einer Beauftragung
durch die Bundesnetzagentur nach § 47b Abs. 4 GWB.

Die Monopolkommission hatte in der Vergangenheit wiederholt empfohlen, die MTS
von den rechtsanwendenden Behorden unabhingig einzurichten und lediglich organisa-
torisch dem Bundeskartellamt oder der Bundesnetzagentur anzugliedern, um auf diese
Weise Unabhingigkeit, Flexibilitdt und Dynamik weitestmoglich zu fordern.** Ideal fiir
eine solche Funktion ist eine Zusammensetzung des Personals aus ,,festen* Mitarbeitern
der MTS und aus von den betroftenen Behorden abgeordneten qualifizierten Mitarbei-
tern. Eine entsprechende Stelle hitte auf diese Weise sehr gute Voraussetzungen, um als
Plattform einer breiteren Kooperation zwischen der nach Landesrecht zustdndigen Bor-
senaufsicht, der Bundesanstalt fiir Finanzdienstleistungsaufsicht, des Bundeskartellam-
tes und der Bundesnetzagentur zu dienen.”’ Die Bedeutung institutioneller Unabhingig-
keit spiegelt sich etwa auch in der Richtlinie 2009/72/EG wieder, die vorsieht, dass die
Mitgliedstaaten zur Unabhéngigkeit ihrer nationalen Regulierungsbehorde von jeglicher
Einflussnahme aus Politik oder Wirtschaft durch ein geeignetes Rotationsverfahren bei-
tragen.”!

170. Die Monopolkommission weist erneut auf die zunehmend internationale Auspra-
gung insbesondere des StromgroBhandelsmarktes hin. So wirkt sich Marktmissbrauch in
einem EU-Mitgliedstaat oft auch iiber die nationalen Grenzen hinweg aus bzw. wird erst
unter Einbeziehung grenziiberschreitender Fundamental- und Handelsdaten als solcher
erkennbar. Dabei ist noch unklar, wie weit hier angesichts der internationalen Zustandig-
keit der MTS die Kooperationen mit ACER und den Regulierungsbehorden anderer EU-
Mitgliedstaaten ausreichen. Auch insoweit konnte die Ausgestaltung der MTS als Ko-
operationsplattform einen echten Mehrwert gegeniiber ACER ermdglichen. Insgesamt
sollte jedenfalls bei der Umsetzung der Datenerfassung durch die MTS dem Aspekt
grenziiberschreitender Effekte besondere Aufmerksamkeit gewidmet werden. Sollte die

228 Vgl. Art. 16, 19 REMIT.

229 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 54, a.a.O., Tz. 181 f.; Sondergutachten 59, a.a.O.,
Tz. 642 ft.; Hauptgutachten 2010/2011, a.a.O., Tz. 131.

230 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 642 ff.; Hauptgutachten 2010/2011,
a.a.0., Tz. 131.

231 Vgl. Erwigungsgrund 34 RL 2009/72/EG.
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geplante MTS im Bereich des StromgrofBhandels nur Daten tiber inlindische Stromer-
zeuger und -nachfrager zur Verfligung haben, so hilt die Monopolkommission die Tatig-
keit der MTS fiir wenig erfolgversprechend.**

Vor dem Hintergrund der von der Monopolkommission gedufB3erten Bedenken erscheint
die Evaluierung der Ergebnisse der Arbeit der MTS fiir Strom und Gas und der hieraus
gewonnen Erfahrungen nach fiinf Jahren durch das Bundeswirtschaftsministerium an
die gesetzgebenden Korperschaften®? sinnvoll.

2.3.5 Fazit: Effektive Umsetzung komplexer Regeln notwendig

171. Mit den Institutionen ACER und MTS wurden auf européischer und nationaler
Ebene Marktiiberwachungssysteme fiir die Strom- und Gasgrofhandelsmirkte imple-
mentiert. Wiahrend ACER bereits 2011 die Arbeit aufgenommen hat, ist die MTS aktuell
in der Aufbauphase. Beide Institutionen betreten hinsichtlich der konkreten Aufgaben
sowie der Datenerfassung und -analyse Neuland. Dementsprechend dauert die Setzung
der Durchfiihrungsregelungen im Sommer 2013 noch an. Insgesamt stehen neben ACER
insbesondere die nationalen Regulierungsbehérden vor neuen Herausforderungen.

Hinsichtlich der geplanten Aufgabenwahrnehmung von Bundesnetzagentur und Bundes-
kartellamt duBert sich die Monopolkommission besorgt, dass eine mdglicherweise zu
starke Verengung der Aufgabenbereiche der MTS auf regulierungs- und kartellrechtliche
Fragestellungen zu kurz greifen konnte. So liegt der Mehrwert einer deutschen MTS vor
allem darin, Kooperations- und Lerneffekte der Energiemarktaufsichtsbehorden bei der
Datenerfassung und -analyse zu generieren. Vor diesem Hintergrund wére aus Sicht der
Monopolkommission auch eine heterogenere Zusammensetzung des Personals der Dy-
namik der MTS grundsétzlich zutrédglicher.

172. Der Erfolg beider Institutionen wird, neben der konkreten personellen Zusammen-
setzung sowie der Kooperation(-sbereitschaft) der beteiligten Aufsichtsinstitutionen,
von dem konkreten Umgang mit Daten abhéngen. Dabei stellt die enorme Anzahl von
Datenpunkten die beteiligten Behorden vor erhebliche technische, insbesondere aber
methodische Aufgaben, deren Bewiltigung ein Novum ist und fiir die effiziente Lo-
sungskonzepte erst in den kommenden Jahren sukzessive entwickelt werden miissen.
Eine explizite Einbeziehung externer Experten diirfte zum einen konzeptionell beim
Aufbau des Datenerfassungsrahmens und der IT-Infrastruktur sowie zum anderen bei der
Datenerfassung, -aufbereitung und -analyse duBerst hilfreich sein.***

Uberdies erscheint es sachdienlich, dass Sachverstindige (z.B. Ingenieure) im Auftrag
der MTS stichprobenartig und zeitnah vor Ort priifen, ob beispielsweise eine technische
Restriktion faktisch — wie gemeldet — vorliegt.>” Eine derartige tatséchliche Kontrolle
konnte aus Sicht der Monopolkommission die BebuBBung von Nicht-, Spét- und Falsch-

232 In Analogie dazu muss auch bei einem Fufiballspiel der Schiedsrichter das gesamte Fuf3ballfeld hin-
sichtlich eines regelgerechten Spielverlaufs iiberwachen — und nicht nur einen kleinen Teil.

233Vgl. § 471 GWB.

2341Im internationalen Vergleich sind etwa mehrstufige Ausschreibungen zu beobachten. Inwieweit die
rdumliche Néhe beispielsweise des Bonner Forschungsclusters fiir Mathematik sowie des Fraunho-
fer-Instituts fiir Angewandte Informationstechnik in St. Augustin nutzbar zu machen wiren, kann an
dieser Stelle nicht geklart werden.

235Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 489. Entsprechende Sanktionen finden
sich zu den Ordnungswidrigkeiten in § 95 Abs. 1b bis d EnWG.
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meldungen nach § 95 Abs. Ic Nr. 7, 8 EnWG wirkungsvoll stiitzen und so zu einer Dis-
ziplinierung der Marktteilnehmer beitragen.

173. Als Grundvoraussetzung fiir eine Weiterentwicklung der Analysemethoden und der
Algorithmen zur Identifizierung illegitimer Handelspraktiken durch die Wissenschaft er-
achtet die Monopolkommission die Veroffentlichung von im Zeitablauf nicht mehr ver-
traulichkeitsbediirftigen oder sensitiven Daten als dringend erforderlich. Zusétzlich wiir-
de durch mehr Transparenz das Vertrauen in den Markt gestérkt. Die REMIT gibt hierfiir
gemil Art. 12 Abs. 2 vor, dass ACER selbst beschlieen kann, partiell Informationen
offentlich zugénglich zu machen. Demgegentiber sind fiir die MTS die Regelungen fiir
die Veroffentlichung von Daten enger gefasst. So sieht § 47¢c Abs. 4 GWB eine Daten-
weitergabe (in anonymisierter Form) durch die MTS nur an die Bundesministerien fiir
eigene oder in deren Auftrag durchzufiihrende wissenschaftliche Studien vor, wobei die
Ministerien diese Daten auch Dritten zur Verfiigung stellen diirfen. Wiirden derartigen
Studien lediglich eng begrenzte Analyseziele zugrunde gelegt, wéren die Offenheit des
wissenschaftlichen Erkenntnisprozesses sowie die Dynamik des wissenschaftlichen
Wettbewerbs zu stark beschrinkt. Fiir eine derart restriktive Datengeheimhaltung unab-
hingig von datenschutzrechtlichen, wettbewerblichen und betriebswirtschaftlichen Er-
wigungen besteht keine Rechtfertigung.”® Zur notwendigen (Weiter-)Entwicklung von
Analysemethoden und -algorithmen erscheint der Monopolkommission vielmehr die
(zeitversetzte) Freigabe entsprechender Datensétze fiir wissenschaftliche Forschungs-
zwecke unverzichtbar.

174. AbschlieBend betont die Monopolkommission, dass die Datenanalyse und die Iden-
tifikation wohlfahrtsschiadigenden Marktverhaltens eine dynamisch zu 16sende Aufgabe
bleibt. Dazu ist eine dynamische Weiterentwicklung sowohl des Datenerhebungs- und
-analyserahmens als auch der Sanktionsmechanismen unverzichtbar. Dabei wird es vor
allem von den beteiligten Behorden abhingen, ob sie die in Kooperationen untereinan-
der und mit externen Experten liegenden Potenziale ausschopfen.

236 Eine Datenfreigabe miisste selbstverstindlich die Kollusionsgefahr und die legitimen Geheimhal-
tungsinteressen der Marktteilnehmer in Betracht ziehen. Diese konnen jedoch eine derart weitgehende
Geheimhaltung nicht rechtfertigen; vgl. die Abwéagungen in Art. 12 Abs. 2 Unterabs. 2, 3 REMIT.
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3. Marktdesign der Energiewende

175. Die Energiewende stellt einen Prozess dar, der mit einer Vielzahl von komplexen
Verdnderungen auf den von der Monopolkommission zu wiirdigenden Mérkten fiir
Energie verbunden ist. Zur Verwirklichung der Energiewende stehen nicht nur zahlrei-
che mehr oder weniger wettbewerbsnahe Instrumente zur Verfligung, die nach Effi-
zienzgesichtspunkten abzuwigen sind; vielmehr besteht eine erhebliche Schwierigkeit
bereits darin, einheitliche Zielsetzungen zu verfolgen und diese konsistent auf den poli-
tischen Ebenen anzusiedeln. In ihrer systematischen Analyse eines effizienten Marktde-
signs der Energiewende geht die Monopolkommission daher in drei Schritten vor und
untersucht dazu die folgenden Fragestellungen:

«  Was sind die Ziele der Energiewende und an welchem Ziel sollte eine effiziente
Umsetzung der Energiewende gemessen werden? (vgl. Abschnitt 3.1)

«  Unter Beriicksichtigung der deutschen Ziele der Energiewende: Welche Proble-
me ergeben sich, welche Problemkreise lassen sich ziehen und welche Zusam-
menhédnge zwischen unterschiedlichen Bereichen lassen sich feststellen? (vgl.
Abschnitt 3.2)

+  Wie lassen sich die abgegrenzten Problemkreise im Einzelnen analysieren und
welche Mechanismen zur effizienten Umsetzung bieten sich an? (vgl. Abschnitte
3.3 bis 3.5)

3.1 Die Energiewende messen: Konsistenz- und Zielprobleme

176. Der urspriinglich auf das Oko-Institut zuriickgehende Begriff der Energiewende®’

steht heute fiir einen gravierenden Wandel der Energiepolitik und Energiemérkte. Wéh-
rend er zundchst vor allem auf die Verwirklichung einer nachhaltigen Energieversorgung
gerichtet war, hat sich im Hinblick auf die Produktion von Strom gerade in den letzten
beiden Jahren ein operationelles Verstindnis des Begriffs entwickelt. So wird die Ener-
giewende heute typischerweise mit dem Ausstieg aus der Kernenergie und aus der
Stromproduktion mithilfe fossiler Brennstoffe in Zusammenhang gebracht sowie mit de-
ren Ersatz durch erneuerbare Energien. Zudem sind mit der Energiewende auch eine
Vielzahl weiterer Verdnderungen verbunden, zu deren Realisierung umfangreiche Ziele
auf nahezu allen nationalen, supranationalen und internationalen politischen Ebenen for-
muliert werden. Dies hat mittlerweile zu vielen unterschiedlichen Zielen und zahlrei-
chen — teilweise wenig konsistenten — Umsetzungsmechanismen gefiihrt, die einer effi-
zienten Umsetzung der Ziele und Messbarkeit des Zielerreichungsgrades der Energie-
wende kaum zutrédglich sind.

3.1.1 Diffuse Vielfalt von Zielen und Instrumenten

177. Wihrend es bei der Energiewende heute zundchst um den Ausstieg aus der Kern-
energie und den Ausbau der erneuerbaren Energien geht, spielen auch Klimaschutzziele
eine Rolle. So wird aus 6kologischen Griinden angestrebt, insbesondere eine Verringe-
rung der Produktion von Treibhausgasen wie Kohlenstoffdioxid (CO,) oder Methan zu

237 Vgl. Krause, F./Bossel, H./Miiller-ReiBmann, K.-F., Energie-Wende: Wachstum und Wohlstand ohne
Erdol und Uran, Frankfurt a.M. 1980.
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erreichen, die auch bei der Produktion von Elektrizitdt mittels fossiler Brennstoffe ent-
stehen.

178. Auf der Ebene des Volkerrechts ist das Kyoto-Protokoll aus dem Jahr 1997 das bis-
lang einzige globale Klimaschutzabkommen, das verbindliche Vorgaben fiir den Aus-
stof} von Treibhausgasen setzt; mehr als 190 Staaten haben es bislang ratifiziert. In dem
Protokoll verpflichten sich die Industriestaaten, die Emissionen der wichtigsten Treib-
hausgase (z.B. Kohlenstoffdioxid, Methan und Fluorchlorkohlenwasserstoffe) bis 2012
gemeinsam um mindestens 5 % unter das Niveau von 1990 zu senken. Dabei haben die
Lander unterschiedlich hohe Emissionsreduktionsverpflichtungen akzeptiert; Deutsch-
land verpflichtete sich zu einer Reduktion um 21 %.>* Eine zweite Verpflichtungsperi-
ode und damit eine Verldngerung des Protokolls wurden auf dem letzten UN-Klimagip-
fel in Doha bis zum Jahr 2020 beschlossen.’

179. Die Européische Union verfolgt zudem eigene Klimaschutzziele. So hat sie sich
verpflichtet, bis 2050 ihre Treibhausgasemissionen um 80 bis 95 % unter das Niveau
von 1990 zu senken.** Im Rahmen dieser Zielsetzung hat die Europdische Kommission
im Dezember 2011 den ,,Energiefahrplan 2050% veroffentlicht.”*' Hierin untersucht die
Kommission die mit dem EU-Dekarbonisierungsziel verbundenen Herausforderungen
unter der Pramisse der Gewéhrleistung der Energieversorgungssicherheit und Wettbe-
werbsfahigkeit. Art. 194 Abs. 1 AEUV benennt ,,im Geiste der Solidaritit zwischen den
Mitgliedstaaten im Rahmen der Verwirklichung oder des Funktionierens des Binnen-
marktes und unter Beriicksichtigung der Notwendigkeit der Erhaltung und Verbesserung
der Umwelt*“ folgende konkrete Ziele europdischer Energiepolitik: Sicherstellung des
Funktionierens des Energiemarktes, Gewéhrleistung der Energieversorgungssicherheit
in der Union, Forderung der Energieeftizienz und von Energieeinsparungen sowie Ent-
wicklung neuer und erneuerbarer Energiequellen und Forderung der Interkonnektion der
Energienetze.

Grundsitzlich obliegt die konkrete Ausgestaltung des Energiemix gemiB Art. 194
Abs. 2 AEUV jedem Mitgliedstaat. Allerdings iibt die Union vor allem durch die Eta-
blierung eines europdischen Emissionshandelssystems (European Union Emission Tra-
ding System, EU ETS) einen Einfluss aus, der zu einer zunehmenden Installation von
Erzeugungsanlagen mit einer geringen Treibhausgasbelastung fiihren soll. Dieses Sys-
tem sieht eine periodisch sinkende absolute Obergrenze fiir die Menge an Treibhausga-
semissionen — flir die handelbare Verschmutzungsrechte ausgegeben werden — vor. Die
rechtliche Basis bildet die Emissionshandelsrichtlinie 2003/87/EG**, die etwa in
Deutschland durch das Treibhausgas-Emissionshandelsgesetz (TEHG)*? umgesetzt
wurde.

238 Vgl. z.B. http://www.bmu.de/themen/klima-energie/klimaschutz/internationale-klimapolitik/kyoto-
protokoll.

239 Vgl. hierzu z.B. http://www.umweltbundesamt.de/klimaschutz/publikationen/ergebnisse des un_kli-
magipfels von_doha 2012.pdf.

240 Vgl. Rat der Europaischen Union, 15265/1/09, Briissel, 29./30. Oktober 2009.

241 Vgl. http://ec.europa.eu/energy/energy2020/roadmap/doc/roadmap2050 ia 20120430 _en.pdf.

242 Richtlinie 2003/87/EG des Europédischen Parlaments und des Rates vom 13. Oktober 2003 iiber ein
System fiir den Handel mit Treibhausgasemissionszertifikaten in der Gemeinschaft und zur Anderung
der Richtlinie 96/61/EG des Rates, ABl. EU Nr. L 275 vom 25. Oktober 2003, S. 32.

243 Gesetz iiber den Handel mit Berechtigungen zur Emission von Treibhausgasen vom 21. Juli 2011,
BGBI. I S. 1475.
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180. § 1 TEHG nennt eine kosteneffiziente Verringerung von Treibhausgasen zum welt-
weiten Klimaschutz als Ziel und wird typischerweise direkt mit der Energiewende ver-
bunden. In Deutschland gibt es jedoch eine Vielzahl weiterer Ziele und Instrumente. So
soll gemdl § 1 EEG im Interesse des Klima- und Umweltschutzes eine nachhaltige Ent-
wicklung der Energieversorgung ermoglicht werden. Volkswirtschaftliche Kosten der
Energieversorgung — ein Beispiel sind die negativen Effekte der globalen Erwdrmung
aufgrund des AusstoBes von Treibhausgasen — sollen auch durch die Einbeziehung lang-
fristiger externer Effekte verringert, fossile Energieressourcen geschont und die Weiter-
entwicklung von Technologien zur Erzeugung von Strom aus erneuerbaren Energien ge-
fordert werden.

Konkret sollen hierfiir der Anteil erneuerbarer Energien an der Stromversorgung min-
destens auf 35 % bis zum Jahr 2020, auf 50 % bis zum Jahr 2030, auf 65 % bis zum
Jahr 2040 sowie auf 80 % bis zum Jahr 2050 erhoht und diese Strommengen in das
Elektrizititsversorgungssystem integriert werden. Uberdies soll auch der Anteil erneuer-
barer Energien am gesamten Bruttoendenergieverbrauch bis zum Jahr 2020 auf mindes-
tens 18 % erhoht werden.

181. Gemédll § 1 Abs. 1, 2 EnWG soll eine moglichst sichere, preisgiinstige, verbrau-
cherfreundliche, effiziente und umweltvertragliche leitungsgebundene Versorgung der
Allgemeinheit mit Elektrizitit und Gas garantiert werden, die zunehmend auf erneuerba-
ren Energien beruht. Dabei diene die Regulierung der Elektrizitits- und Gasversor-
gungsnetze den Zielen der Sicherstellung eines wirksamen und unverfalschten Wettbe-
werbs bei der Versorgung mit Elektrizitdt und Gas und der Sicherung eines langfristig
angelegten leistungsfiahigen und zuverldssigen Betriebs von Energieversorgungsnetzen.

182. Das Energiekonzept vom September 2010 umfasst dabei eine energiepolitische Ge-
samtstrategie bis 2050 und die nachfolgenden Beschliisse der Bundesregierung (,,Ener-
giepaket®) vom 6. Juni 2011%* beinhalten ebenfalls einen umfangreichen Zielkatalog.
Im Mittelpunkt des Energiekonzeptes und des damit verbundenen Umbaus der deut-
schen Energieversorgung steht die Aufgabe der Sicherstellung einer zuverldssigen (Ver-
sorgungssicherheit), wirtschaftlichen (Bezahlbarkeit) und umweltvertrdglichen (Um-
weltvertraglichkeit) Energieversorgung.**® Dieses energiepolitische Zieldreieck kann als
konzeptioneller Maflstab zur Bewertung der Unterziele und MaBlnahmen verstanden
werden.**

In der Langfrist-Strategie bis zum Jahr 2050 wird der kosteneffiziente Ausbau erneuer-
barer Energien als tragende Sdule zukiinftiger Energieversorgung genannt. Dabei soll
das EEG kiinftig marktndher orientiert sein und auch der weitere Ausbau der erneuerba-

244 Aufgrund der Nuklearkatastrophe in Fukushima im Mairz 2011 wurde die im Energiekonzept darge-
stellte Rolle der Kernkraft als Briickentechnologie neu bewertet. Infolgedessen wurden die sieben &l-
testen Kernkraftwerke sowie das Kernkraftwerk Kriimmel dauerhaft stillgelegt. Uberdies wurde fest-
gelegt, dass der Betrieb der iibrigen neun Kernkraftwerke schrittweise bis 2022 beendet wird. Am
6. Juni 2011 hat die Bundesregierung ein Energiepaket beschlossen, welches die Maflnahmen des
Energiekonzeptes ergénzt und ihre Umsetzung beschleunigt.

245 Vgl. Energiekonzept der Bundesregierung, S. 3, http://www.bmu.de/fileadmin/bmu-import/files/pdfs/
allgemein/application/pdf/energickonzept bundesregierung.pdf.

246 Vgl. Expertenkommission zum Monitoring-Prozess ,,Energie der Zukunft®, Stellungnahme zum ersten
Monitoring-Bericht der Bundesregierung fiir das Berichtsjahr 2011, Berlin/Mannheim/Stuttgart, De-
zember 2012, S. 5, http://www.bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/M-O/monotoringbericht-stellung-
nahme-lang, property=pdf,bereich=bmwi2012,sprache=de,rwb=true.pdf.
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ren Energien in stédrkerem MaBe marktgetrieben erfolgen.”*” Weitere Ziele sind die Aus-
schopfung von Effizienzpotenzialen, der Klimaschutz (Verringerung der Treibhausgas-
emissionen) und die Abkehr von der Kernenergie bei der Energieversorgung.

183. Neben den Zielen der Bundesregierung lassen sich jedoch auch bei den Landern
und Kommunen ambitionierte eigene Zielsetzungen beobachten, die zum Teil von denen
der Bundesregierung abweichen. (vgl. Tabelle 3.1). Forciert werden beispielsweise in-
terkommunale Wettbewerbe, bei denen Kommunen um die Spitzenposition bei der Aus-
baumenge von Solar- und Biogasanlagen wetteifern,**® wihrend stidtische Versorgungs-
unternehmen damit werben, ihren Kunden méglichst viel (selbst erzeugten) Okostrom
anzubieten.**

184. Im Ergebnis zeigt sich, dass eine lange Reihe von Zielen auf unterschiedlichen po-
litischen Ebenen formuliert wird. Dabei kommt es zu unvermeidbaren Widerspriichen
und Zielkonflikten, sodass die Verfolgung eines Ziels die Erreichung eines anderen Ziels
gefdhrden oder unmdglich machen kann. Die Intransparenz der mit der Energiewende
vorrangig anvisierten Ziele hat verschiedene Probleme zur Folge. Neben einer mdogli-
chen Inkonsistenz der installierten Mechanismen besteht fiir Stakeholder auch die
Schwierigkeit, die Entwicklung der wirtschaftspolitischen Rahmenbedingungen im
Energiesektor abzuschitzen.

185. Diese Problematik stellte auch die Expertenkommission zum Monitoring-Prozess
,.Energie der Zukunft“**® fest und arbeitete deshalb auf Basis des Energiekonzeptes und
den MaBnahmen fiir dessen beschleunigte Umsetzung nach dem Reaktorungliick von
Fukushima 2011 fiir Deutschland zwei Oberziele heraus: (1) die Reduktion der Treib-
hausgasemissionen um 40 % bis zum Jahr 2020 und (2) den Ausstieg aus der Kernener-
gie. Das Hauptziel der Treibhausgasreduktionen ergebe sich — laut Expertenkommission
— aus der Koalitionsvereinbarung und aus der Zielformulierung der Industriestaaten im
Rahmen der Vereinten Nationen, wonach bis 2050 die Treibhausgasemissionen um 80
bis 95 % (jeweils gegeniiber dem Jahr 1990) reduziert werden sollen. Das zweite Haupt-
ziel ergebe sich aus den Anderungen des Atomgesetzes vom 6. August 2011, welches
bis zum Ende des Jahres 2022 ein Erloschen aller Berechtigungen zum Betrieb von
Kernkraftwerken in Deutschland vorsehe.

Eine konkrete Festlegung auf (diese zwei) Oberziele erlaubt — hiervon ausgehend — eine
hierarchische Ordnung aller Ziele, indem die definierten Oberziele durch verschiedene
Unterziele auf unterschiedlichen Ebenen flankiert und iiber diverse politische MaBnah-
men bzw. Instrumente umgesetzt werden. Hieraus ergibt sich fiir die Energiewende ein
umfangreicher Ziel- und Mallnahmenmix. So ist beispielsweise die Steigerung der Ener-
gieeffizienz (Unterziel) eine wichtige Voraussetzung zur Ermoglichung der angestrebten
Senkung der Treibhausgasemissionen (Oberziel) (vgl. Abbildung 3.1).

247 Vgl. Energiekonzept der Bundesregierung, a.a.O., S. 7 f.

248 Vgl. http://www.solarbundesliga.de; http://www.bioenergie-bundesliga.de/.

249 Als Beispiel sei hier die Hamburg Energie GmbH genannt, vgl. http://www.hamburgenergie.de/.

250 Die Expertenkommission setzt sich zusammen aus Professor Dr. Andreas Loschel (Vorsitzender), Pro-
fessor Dr. Georg Erdmann, Professor Dr. Frithjof Staifl und Dr. Hans-Joachim Ziesing und hat im
Jahr 2012 Stellung zum ersten Monitoringbericht der Bundesregierung fiir das Berichtsjahr 2011 ge-
nommen; Expertenkommission zum Monitoring-Prozess ,,Energie der Zukunft“, a.a.O. Thre Aufgabe
besteht grundsétzlich darin, den Monitoringprozess wissenschaftlich zu begleiten. Neben der Stellung-
nahme stehen sie dem Bundeswirtschafts- und dem Bundesumweltministerium beratend zur Seite.
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Tabelle 3.1:

Uberblick iiber wichtige energiepolitische Ziele
der Bundeslinder

Baden-Wiirttemberg: Anteil der EE an Stromerzeugung auf mindestens 20 % bis 2020 — Anteil
der EE am Primérenergieverbrauch mind. 13 % bis 2020 — Bis 2020 Reduktion des Primérenergie-
verbrauchs um mind. 10 % gegeniiber 1990

Bayern: Steigerung der Energieeffizienz um 30 % bis 2020 — Anteil der EE an Stromerzeugung auf
25-30 % bis 2020 — Anteil der EE am Primédrenergieverbrauch mindestens 16 % bis 2020

Berlin: Verringerung der Treibhausgasemissionen um 40 % bis 2020 gegeniiber 1990 — Halbierung
der Pro-Kopf-Emissionen gegeniiber 1990 bis 2030

Brandenburg: Verringerung der Treibhausgasemissionen um 40 % bis 2020 gegeniiber 1990 — Ver-
ringerung der Treibhausgasemissionen um 75 % bis 2030 gegeniiber 1990

Bremen: Verringerung der Treibhausgasemissionen um 40 % bis 2020 gegeniiber 1990

Hamburg: Verringerung der Treibhausgasemissionen um 40 % bis 2020 gegeniiber 1990 — Verrin-
gerung der Treibhausgasemissionen um 80 % bis 2050 gegeniiber 1990

Hessen: (Orientierung an Bundesvorhaben) Verringerung der Treibhausgasemissionen um 40 %
bis 2020 gegeniiber 1990 — Energieeffizienz bis 2020 gegeniiber 1990 verdoppeln- Anteil der EE an
Stromerzeugung bis 2020 Erh6hung auf mindestens 30 % — Anteil der EE am Primérenergiever-
brauch mind. 20 % bis 2020

Mecklenburg-Vorpommern: Verringerung der Treibhausgasemissionen um 40 % bis 2020 gegen-
iiber 1990

Niedersachsen: (Orientierung an Bundesvorhaben) Verringerung der Treibhausgasemissionen
um 40 % bis 2020 gegeniiber 1990 — Energieeffizienz bis 2020 gegeniiber 1990 verdoppeln — Anteil
der EE an Stromerzeugung bis 2020 Erhdhung auf mindestens 30 %

NRW: Verringerung der Treibhausgasemissionen um mind. 45 % bis 2020 gegeniiber 1990 — Ver-
ringerung der Treibhausgasemissionen um 80-95 % bis 2050 gegeniiber 1990

Rheinland-Pfalz: (Orientierung an Bundesvorhaben) Verringerung der Treibhausgasemissionen
um 40 % bis 2020 gegeniiber 1990 — Energieeffizienz bis 2020 gegeniiber 1990 verdoppeln — Anteil
der EE an Stromerzeugung bis 2020 Erhohung auf mindestens 30 % — Erhéhung des Anteils EE am
Stromverbrauch bis 2020 auf 30 % — Erhohung des Anteils EE am Wérmeverbrauch bis 2020 auf
16 %

Saarland: (Orientierung an Bundesvorhaben) Verringerung der Treibhausgasemissionen um
40 % bis 2020 gegeniiber 1990 — Energieeffizienz bis 2020 gegeniiber 1990 verdoppeln — Anteil der
EE an Stromerzeugung bis 2020 Erhéhung auf mindestens 30 %

Sachsen: Reduktion der jéhrlichen energiebedingten CO,-Emissionen des Nichtemissionshandels-
sektors bis zum Jahr 2020 gegeniiber 2006 um mindestens 6,5 Mio. Tonnen — Erhdhung des Anteils
der erneuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch in Sachsen bis 2020 auf mindestens 24 %

Sachsen-Anhalt: (Orientierung an Bundesvorhaben): Verringerung der Treibhausgasemissionen
um 40 % bis 2020 gegeniiber 1990 — Energieeffizienz bis 2020 gegeniiber 1990 verdoppeln — Anteil
der EE an Stromerzeugung bis 2020 Erhéhung auf mindestens 30 % — Ziel der signifikanten Uber-
schreitung der Vorgaben

Schleswig-Holstein: Verringerung der Treibhausgasemissionen um 40 % bis 2020 gegeniiber 1990
— mit seiner Stromerzeugung aus EE bis 2020 8-10 % des Bruttostromverbrauchs in Deutschland
decken

Thiiringen: Erhohung des Anteils der EE am Gesamtenergieverbrauch auf 22 % bis 2015 — Aus-
bau diverser EE — im Bereich Wirtschaft die Erhdhung der Energieproduktivitit um 30 % bis 2015
(gegeniiber 2006 und bezogen auf den Endenergieverbrauch) — bis 2020 einen Anteil von 35 % er-
neuerbaren Strom am Gesamtverbrauch

Quelle: Klimastrategiekonzepte der Lander
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Abbildung 3.1:
Zielhierarchisierung der Energiewende'
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1 Rot: in den Energiewendebeschliissen explizit genannte Ziele und angestoBene Mafinahmen; grau: zusétzlich be-
stehende Ziele und MaBnahmen.

Quelle: Expertenkommission zum Monitoring-Prozess ,,Energie der Zukunft®, S. Z-3

186. Die Monopolkommission schlief3t sich im Ergebnis der Feststellung der Experten-
kommission zum Monitoring-Prozess ,,Energie der Zukunft“ an und erachtet es eben-
falls als notwendig, Oberziele zu definieren, um so die Effizienz und Effektivitit der
Umsetzung der Energiewende geeignet messen zu konnen. Dabei ergibt sich aus der Re-
kursion der verschiedenen Ziele und Maflnahmen, dass diese aus deutscher Sicht insbe-
sondere auf das Ziel der Reduktion von Treibhausgasemissionen zuriickzufiihren sind.
In der Folge der Ereignisse in Fukushima ist zudem der Ausstieg aus der Kernenergie
ein eigenstindiges Oberziel. Eine groBBe Menge an Unterzielen birgt immer die Gefahr,
dass diese Unterziele — z.B. ,,Erh6hung des Anteils der erneuerbaren Energien am Brut-
toendenergieverbrauch (EEV)“ sowie ,,Reduktion des Primérenergieverbrauchs (PEV)*
— die Oberziele ,,verstellen” bzw. ,,verdecken* und axiomatisch verfolgt werden, ohne
dass ihre Einordnung als sinnvolle Umsetzung der Oberziele deutlich wird. Die im
Energiekonzept der Bundesregierung dargelegten Unterziele stellen somit nur einen von
mehreren Wegen dar, die beiden Oberziele zu erreichen und sind daher im Zeitverlauf
immer wieder kritisch auf ihre Effizienz zu iiberpriifen.”'

3.1.2 Politik(in)konsistenz und Einordnung deutscher Politikziele

187. Die mit der Energiewende verbundenen Ziele sollen durch moglichst effektive
wirtschaftspolitische MaBBnahmen umgesetzt werden. Neben der grundsétzlichen Wirk-
samkeit solcher Instrumente ist eine effiziente Realisierung erforderlich, um die Belas-
tung von Wirtschaft und Biirgern so gering wie mdglich zu halten und die Umsetzung
als solche nicht zu gefdhrden. Dafiir ist vor allem eine konsistente Umsetzung der ver-
schiedenen Maflnahmen zur Klimaschutzpolitik durch die verschiedenen politischen
Ebenen notwendig.

251 Vgl. Expertenkommission zum Monitoring-Prozess ,,Energie der Zukunft“, a.a.O., S. 6.
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188. Um die von Deutschland im Rahmen der Energiewende ergriffenen MaBBnahmen
vor diesem Hintergrund einzuordnen, bedarf es zunéchst der Definition eines einheitli-
chen ZielmaBstabs. Aus den vorausgegangenen Uberlegungen zu den mit der Energie-
wende verbundenen Zielen kann gefolgert werden, dass das primire Ziel in einer Verrin-
gerung der Treibhausgasemissionen, unter der Nebenbedingung eines mittelfristigen
Auslaufens der Energieerzeugung aus Kernenergie, liegt. Um dieses Ziel moglichst effi-
zient zu verfolgen, muss nach Uberzeugung der Monopolkommission nach méglichst
politisch konsistenten Losungen gesucht werden, um so stabile Rahmenbedingungen fiir
die Marktakteure zu garantieren. Des Weiteren sollten die Losungen wettbewerblich und
marktkonform ausgestaltet sein.

3.1.2.1 Weltweiter Emissionsrechtehandel und Grundlagenforschung als mogliche
First-Best-Losung

189. Aus 6konomischer Sicht besteht eine Grundproblematik der Realisierung der 6ko-
logischen Ziele in den mit der Schiadigung bzw. deren Eingrenzung verbundenen welt-
weiten Spill-over-Effekten. Im Falle von Treibhausgasen duBlern sich diese Wirkungen
darin, dass die negativen Effekte, die mit der Emission dieser Gase verbunden werden —
insbesondere das Problem einer mdglichen weltweiten Klimaerwédrmung durch den sog.
Treibhauseffekt — weitgehend unabhéngig vom Ort der Emission anfallen. Umgekehrt
profitieren immer auch (unbeteiligte) Dritte von den Klimaschutzbemiihungen einzelner
Staaten. Auch die Gefahren, die mit der nuklearen Energieerzeugung verbunden sind,
begrenzen sich meist nicht auf die Fliche eines Nationalstaates. Eine wirksame Umwelt-
und Klimapolitik bedarf daher im Idealfall einer weltweit giiltigen Ubereinkuntft.

190. Zur Verwirklichung klimapolitischer Ziele steht eine Vielzahl moglicher Instrumen-
te in zahlreichen, duflerst komplexen Umsetzungsvarianten zur Verfiigung. Ohne alle
vorhandenen Moglichkeiten an dieser Stelle diskutieren zu wollen, ist festzustellen, dass
unter den marktwirtschaftlichen Instrumenten vor allem der Handel von Emissionsrech-
ten eine besondere Bedeutung erlangt hat, da er negative Umwelteffekte effizient inter-
nalisieren kann. Dabei ist das Ziel vorauszusetzen, die Treibhausgasemissionen auf
einen bestimmten vordefinierten Wert (Mengenfestlegungen) zu senken. Im Modell des
Emissionsrechtehandels wird dies auf Basis des Handels von verbrieften Rechten iiber
den AusstoB3 von Emissionen geldst. Die Vergabe solcher Rechte hat zur Folge, dass die
Emissionen dort reduziert werden, wo die Vermeidung der Treibhausgasproduktion die
geringsten Opportunitdtskosten aufwirft. Mit Blick auf die Strommarkte fiihrt der Emis-
sionsrechtehandel insbesondere zu einer Kostensteigerung bei CO,-intensiver Strompro-
duktion, sodass alternative Erzeugungstechniken im Verhiltnis rentabler werden.

191. Neben einem effizient umgesetzten Emissionsrechtehandel ist der Bedarf weiterer
Instrumente zur effizienten Umsetzung der klimapolitischen Ziele nicht deutlich erkenn-
bar. Im Hinblick auf die Stromproduktion durch erneuerbare Energien wird teilweise
diskutiert, ob aufgrund des erheblichen Forschungsaufwandes aus dkonomischer Sicht
eine ergidnzende Forschungsforderung fiir diese Techniken notwendig ist. Insbesondere
sofern es sich um Grundlagenforschung handelt, bei der sich die Unternehmen den ent-
stehenden Nutzen — z.B. durch Unvollkommenheiten von Patentsystemen — nicht voll-
standig aneignen kdnnen, ist hierfiir moglicherweise eine 6konomische Rechtfertigung
gegeben.
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192. Vor dem Hintergrund grundsdtzlicher 6konomischer Erwdgungen der effizienten
Ausgestaltung eines Klimaschutzprogramms erscheint ein mdglichst weltweiter Emis-
sionsrechtehandel mit punktueller Forschungsforderung eine theoretisch sehr gute Lo-
sung, um den Zielen in der Klimapolitik effizient und effektiv gerecht zu werden. In An-
betracht der Probleme bei der Erzielung internationaler Abkommen zur Klimapolitik ist
jedoch augenscheinlich, dass eine solche weltweite Losung kurz- bis mittelfristig nicht
zu erreichen ist. Daher werden von vielen Lindern und dabei insbesondere auch von
Deutschland sog. Second-Best-Losungen angestrebt.

3.1.2.2 Konsistenzprobleme von Second-Best-Losungen: EU- versus nationale Klimapolitik

193. Als Second-Best-Losungen sind im Rahmen der Klimapolitik bereits solche Mal3-
nahmen zu klassifizieren, deren Reichweite sich lediglich auf einzelne Lénder und Staa-
tenbiinde begrenzt. Abgeleitet aus den vorausgegangenen Uberlegungen zu moglichen
Spill-over-Effekten erscheinen solche Mafinahmen jedoch in der Regel dann wirkungs-
voller, wenn sich moglichst viele Lander an ihnen beteiligen. Aus deutscher Sicht ist
insbesondere die Europdische Union eine als geeignet erscheinende Jurisdiktion. Wich-
tigstes Projekt ist auf européischer Ebene im Rahmen der Klimapolitik der européische
Emissionsrechtehandel (EU ETS), der den Ausstol von Treibhausgasen durch eine fiir
alle teilnehmenden Staaten giiltige Obergrenze limitiert. Diese orientiert sich an dem
von der EU beschlossenen Ziel fiir Reduktionen bei Treibhausgasemissionen von 20 %
(gegeniiber dem Basisjahr 1990) bis zum Jahr 2020. Im Jahr 2013 startete eine dritte
Handelsperiode mit einer achtjdhrigen Laufzeit bis 2020.%*

194. Demgegeniiber kommt es zwischen dem europdischen System des Emissionsrech-
tehandels und zusétzlichen Regelungen, die vor allem auf nationaler Basis bestehen,
leicht zu gegenséitzlichen Wirkungen. Dahin gehend besteht eine bereits mehrfach von
der Monopolkommission und in der politischen Diskussion thematisierte Redundanz, da
das européische Emissionshandelssystem zusitzlich in Deutschland durch das Erneuer-
bare-Energien-Gesetz (EEG) sowie das Kraft-Warme-Kopplungsgesetz (KWKG) er-
ganzt wird.” Beide Gesetze zielen neben vielen weiteren MaBnahmen auf der Landes-
und Kommunalebene darauf, durch die Forderung bestimmter Technologien bei der
Stromproduktion die Treibhausgasemissionen in Deutschland zu mindern.

195. Das Wirkungsproblem der regionalen Klimaschutzregelungen in Verbindung mit
dem EU-Zertifikatehandel ergibt sich unmittelbar aus der Systematik des europdischen
Instruments, das es den Unternehmen des gesamten europédischen Wirtschaftsraumes frei
stellt, Treibhausemissionen dort einzusparen, wo dies zu den geringsten Kosten moglich
ist. Mikrookonomisch betrachtet muss die Treibhausgas emittierende Industrie stets zwi-
schen einer Verschmutzung bzw. dem Preis der dabei notwendigen Zertifikate und dem
Preis fiir die Vermeidung der Verschmutzung abwégen. Regionale Klimaschutzinstru-
mente erzwingen nun eine Senkung der Emissionen an einer bestimmten Stelle. Durch
die in einzelnen Staaten und Regionen dadurch moglicherweise frei werdenden Zertifi-
kate (geringere Emissionen) sinkt der Marktpreis der Zertifikate dann genau so weit, bis
fiir einen Dritten die Emission giinstiger wird als die Vermeidung (hohere Emissionen).

252 Eine ausfiihrlichere Darstellung zum Instrument des europdischen Emissionszertifikatehandels findet
sich auch in Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 528 ff.

253 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 54, a.a.0., Tz. 62 ff.; Sondergutachten 59, a.a.O.,
Tz. 534 ft.
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Eine Preissenkung geht also stets mit der Nutzung durch einen Dritten einher. Theore-
tisch wird deshalb immer genau so viel CO, in der EU ausgestofen, wie es die Ober-
grenze des EU-Zertifikatehandels vorgibt, und zwar unabhéngig davon, ob irgendwo zu-
satzlich versucht wird, CO, einzusparen. Vor dem Hintergrund des europdischen Zertifi-
katehandels sind die bestehenden deutschen Initiativen fiir das Ziel der Einsparung von
Treibhausgasen daher redundant.™* Statt einer Klimaschutzwirkung werden durch die
bestehenden nationalen Regelungen hohe Kosten fiir die deutsche Volkswirtschaft verur-
sacht, wihrend gleichzeitig Lander im EU ETS, die keine vergleichbar intensive Forde-
rung ausweisen, indirekt durch die deutsche Forderpolitik entlastet werden.

196. Auch in anderen EU-Mitgliedstaaten besteht neben dem europédischen Emissions-
handel eine Vielzahl unterschiedlicher nationaler Fordersysteme mit uneinheitlicher In-
tensitdt und Systematik. Diese Entwicklung spiegelt sich auch in den Preisen fiir Zertifi-
kate des EU ETS wider, die seit 2010 um etwa zwei Drittel gefallen sind (vgl. Abbil-
dung 3.2).”*® Gerade in der Medienberichterstattung werden die niedrigen Preise oft mit
fehlenden Anreizen zur Reduktion der Treibhausgasemissionen gleichgesetzt.**® Tat-
sdchlich weist das geringe Preisniveau jedoch lediglich darauf hin, dass die Kosten der
Emissionsvermeidung geringer sind als erwartet. Im Ergebnis entspricht der gesamte
CO»-Ausstof3 innerhalb der EU damit der intendierten Zielsetzung einer Gesamtemis-
sionsmenge auf Hohe der Obergrenze oder geringer. Sofern Staaten durch eigene For-
dersysteme dazu beitragen, Treibhausgasemissionen zu verringern, folgen daraus ledig-
lich eine Verringerung der Nachfrage nach Zertifikaten und ein geringeres Preisniveau.

197. Es bestehen verschiedene Moglichkeiten, um die Konsistenzprobleme européischer
und nationalstaatlicher Klimapolitik aufzulosen:

+  Vor dem Hintergrund, dass als Oberziel vor allem eine Verringerung von Treibh-
ausgasemissionen angestrebt wird, erscheint zunichst eine zusitzliche individu-
elle Forderpolitik innerhalb der Mitgliedstaaten fragwiirdig. Sofern der politi-
sche Wille in den Mitgliedstaaten vorhanden ist, Treibhausgasemissionen schnel-
ler zu reduzieren, als es die Obergrenze im Rahmen des européischen Zertifika-
tehandels vorsieht, ist eine Einigung auf eine neue, geringere Obergrenze®’
bei gleichzeitiger Riicknahme bestehender nationaler Férderprogramme — ziel-
fithrend.

254 Peter Bofinger, Mitglied des Sachverstidndigenrates zur Begutachtung der gesamtwirtschaftlichen Ent-
wicklung, konstatiert im Rahmen einer Minderheitenmeinung im Jahresgutachten des Rates, dass es
durchaus einen klimapolitischen Effekt durch die Férderung erneuerbarer Energien gebe, da bei den
politischen Entscheidungen iiber die Obergrenzen des Emissionshandels der Ausbau Erneuerbarer
durchaus beriicksichtigt werde. Und selbst wenn es durch die Forderung des EEG kurzfristig zu einem
UberschieBen bei den nationalen Zielen komme, habe dies vielleicht nicht akut, aber doch mittelfristig
eine positive Klimawirkung, da die zukiinftigen Klimaziele nicht vom Himmel fallen, sondern viel-
mehr die gegebenen technischen Méglichkeiten beriicksichtigen wiirden. Vgl. Sachverstidndigenrat zur
Begutachtung der gesamtwirtschaftlichen Entwicklung, Stabile Architektur fiir Europa — Handlungs-
bedarf im Inland, Jahresgutachten 2012/13, Wiesbaden 2012, Tz. 517.

255 Dabei ist ein Haupttreiber fiir die sinkende Nachfrage allerdings in der Wirtschaftskrise und dem da-
durch ausgelosten Riickgang der Industrieproduktion in Europa zu sehen.

256 Vgl. zu diesem Problem VoB, A./Flinkerbusch, K., Ist ein niedriger Preis ein Grund, die Treibhausgas-
zertifikate zu verknappen?, Energiewirtschaftliche Tagesfragen 63(1/2), 2013, S. 92 ff.

257 Eine von der EU-Kommission vorgeschlagene und unter dem Begriff ,,Backloading* diskutierte Redu-
zierung der Grenze (durch eine verzogerte Versteigerung der Zertifikate) wurde in einem zweiten An-
lauf am 3. Juli 2013 vom Européischen Parlament beschlossen. Danach wird die Versteigerung von
900 Mio. CO,-Zertifikaten nun in die Handelsperiode ab 2019 verschoben. Zunichst hatte das Euro-
péische Parlament die Malnahme am 16. April 2013 noch abgelehnt.
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Abbildung 3.2:
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Eigene Darstellung basierend auf Daten der EEX

Faktisch erscheint es allerdings aus verschiedenen, vor allem politisch motivier-
ten Griinden eher unwahrscheinlich, dass die Mitgliedstaaten zukiinftig auf eine
eigene Klimapolitik sowie auf den Ausbau der erneuerbaren Energien verzichten
werden. Insofern stellt sich die Aufgabe, zusitzliche Regelungen mit dem euro-
pdischen Emissionsrechtehandel kompatibel zu machen. Mit Blick auf die For-
derung erneuerbarer Energien ist zu diesem Zweck insbesondere eine Harmoni-
sierung der nationalstaatlichen Fordermechanismen anzustreben. So laufen die
heute sehr unterschiedlichen Fordersysteme auch dem Ziel eines gemeinsamen
Binnenmarktes entgegen, da der Bau von EE-Anlagen vor allem von den kon-
kreten Fordermodalitdten abhingt. Dies erschwert die Ansiedlung von Anlagen
an effizienten Standorten. So erscheint es unmittelbar plausibel, dass der Aufbau
von Solarparks in siideuropdischen Landern effizienter wére als in Deutschland.

Neben einer Harmonisierung der Férdermechanismen gibt es zudem Uberlegun-
gen, die nationalen Fordersysteme mit dem Emissionsrechtehandel zu verkniip-
fen, indem eine Bereinigung der Zertifikatemenge um die durch nationale Forde-
rung eingesparten Emissionen durchgefiihrt wird. Eine Mdglichkeit der Umset-
zung wiare ein Aufkauf von Zertifikaten durch die nationalen Regierungen, wo-
bei die Menge der entsprechenden Ersparnis an Treibhausgasen durch die natio-
nale Forderpolitik entsprechen konnte. Dabei kéme es jedoch zu zusétzlichen ex-
ternen Effekten. Effizienter wire der Aufkauf von Zertifikaten, die durch natio-
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nale Forderprogramme eingespart wurden, durch die Europédische Kommission
aus Mitteln des EU-Haushalts. Hierbei stellt sich allerdings das Problem der Be-
messung der zu bereinigenden Menge.

198. Die Monopolkommission hélt es fiir unbedingt ratsam, nationale Initiativen zum
Klimaschutz mit den européischen Instrumenten in Einklang zu bringen. Bei der Weiter-
entwicklung der deutschen Fordermechanismen fiir erneuerbare Energien sollte beachtet
werden, diese auch so auszugestalten, dass die Systeme innerhalb der EU kompatibel
sind.

3.1.2.3 Deutsche Energiepolitik: Erhohung des Anteils erneuerbarer Energien als
Primiirziel

199. Wihrend auf internationaler Ebene die Senkung von Treibhausgasemissionen als
iibergeordnetes Ziel angenommen werden kann, wird in der nationalen Politik eine Er-
hohung des Anteils erneuerbarer Energien oft auch als eigenstindiges Ziel verfolgt. Zu-
dem hat das EEG auch energie- und industriepolitische Zwecke.”® Das Bundesministe-
rium fiir Bildung und Forschung sieht etwa als Ziel der Energiewende und der vermehr-
ten Einspeisung von Strom aus erneuerbaren Energien die ,.einzigartige Gelegenheit,
sich an die Spitze einer globalen Entwicklung auf diesen [EE-bezogenen] Forschungs-

feldern zu setzen*.>

200. Aus Sicht der Monopolkommission ist die Argumentation fiir eine umfassende sek-
torspezifische Forderung nur bedingt tiberzeugend. Zwar ist eine gewisse Technologie-
forderung vor allem im Bereich der Grundlagenforschung okonomisch durchaus zu
rechtfertigen, allerdings erscheint fraglich, warum im Bereich angewandter Forschung
und Entwicklung gerade bei erneuerbaren Energien die Innovationstatigkeit der Unter-
nehmen ohne eine erhebliche staatliche Forderung grundsétzlich zu gering sein soll.
Auch ist schwerlich nachvollziehbar, warum eine spezielle Férderung hier nétiger sein
soll als bei anderen modernen Technologien wie z.B. der Biotechnologie, der Nanotech-
nologie, der Informations- und Kommunikationstechnologie. Allerdings ist realpolitisch
ein starker Wille erkennbar, in Deutschland den Ausbau erneuerbarer Energien beizube-
halten. Anzuerkennen ist vor diesem Hintergrund auch, dass in der Bevdlkerung — zu-
mindest aktuell — grundsétzlich ein Riickhalt fiir die Férderung erneuerbarer Energien
vorhanden ist.

201. Die Monopolkommission wird daher nachfolgend die Energiewende in Deutsch-
land vor dem Hintergrund des erklarten Ziels untersuchen, den Anteil erneuerbarer
Energien an der Stromerzeugung zu steigern. Als EE-Mengenziel erscheinen hier vor al-
lem die im EEG festgeschiebenen Quotenziele einer Stromerzeugung aus erneuerbaren
Energien von mindestens 35 % bis 2020 und von mindestens 80 % bis 2050 relevant.
Um diese Ziele zu erreichen, sind energiepolitisch effiziente Instrumente anzuwenden,
um die Belastung fiir die Wirtschaft und die privaten Verbraucher so gering wie moglich
zu halten und gleichzeitig die Versorgungssicherheit zu gewéhrleisten. Nach Auffassung
der Monopolkommission deckt sich diese Zielsetzung mit dem von der Bundesregie-

258 Vgl. Schirvani, F., TEHG und EEG: Regelwerke zwischen Konnexitit und Differenz, Zeitschrift fiir
das gesamte Recht der Energiewirtschaft 2(2), 2013, S. 51-55, hier: S. 54.

259 Vgl. BMBF, Ziele der Energiewende, http://www.buergerdialog-bmbf.de/energietechnologien-fuer-die
-zukunft/300.php.
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rung im Rahmen ihres Energiekonzeptes festgelegten Zieldreiecks von Umweltvertrag-
lichkeit, Bezahlbarkeit und Versorgungssicherheit in der Energieversorgung. Wahrend
die Umweltvertrdglichkeit im Rahmen des EE-Mengenziels realisiert werden soll, stel-
len die Bezahlbarkeit die Effizienzanforderung und die Versorgungssicherheit die Ne-
benbedingung der deutschen Zielsetzung dar.

3.2 Uberblick iiber die Problemfelder der Energiewende in Deutschland

202. Die Energiewende ist in Deutschland mit einer Vielzahl an Regelungen und Mecha-
nismen verkniipft, welche sich iiber verschiedene Ebenen des Energiesektors erstrecken.
Diese Regelungsvielfalt ergibt sich aus dem Umstand, dass sich der Umbau des Energie-
marktes nicht allein auf technologische Unterschiede in Form der Energieerzeugung re-
duziert. Vielmehr ist er auch mit einer Vielzahl von Folgeeffekten und Problemen ver-
bunden, deren Bewiltigung wichtig ist, um sowohl die Effizienz des Systems als auch
die Versorgungssicherheit zu gewéhrleisten.

203. Um die Wirkungsweisen energiemarktlicher Regelungen zu untersuchen, priift die
Monopolkommission systematisch, inwiefern die Regelungen im Energiesektor bereits
eine effiziente Steuerung im Sinne von Wettbewerbs- oder Als-ob-Wettbewerbsmecha-
nismen darstellen bzw. an welcher Stelle Anderungen notwendig sind. Dabei legt sie ein
besonderes Augenmerk darauf, die verschiedenen Problemkreise im Zusammenhang zu
betrachten, um ein kohirentes Bild liber die notwendige Weiterentwicklung des deut-
schen Energiesektors vor dem Hintergrund der Energiewende zu geben. So hat sich im
Kontext der 6ffentlichen Diskussion um die Energiewende und auch im Rahmen der
Diskussionen der Monopolkommission mit Marktteilnehmern der Eindruck verfestigt,
dass die isolierte Diskussion einzelner Elemente der Energiewende die Gesamtproble-
matik in den Hintergrund dringt. Die Mechanismen im Energiesektor sind jedoch eng
miteinander verbunden, sodass auch mittelbare Wirkungen stets zu beriicksichtigen sind.
Grundlegende Verkniipfungen der unterschiedlichen Problemkreise sollen nachfolgend
erldutert werden, um die Vorgehensweise der Monopolkommission darzustellen. Dabei
sei auch auf die Abbildung 3.3 verwiesen, die einige wesentliche Zusammenhinge ver-
deutlicht.
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Abbildung 3.3:

Verkettung wesentlicher Probleme und Kostenfaktoren
der Energiewende
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3.2.1 Zusammenhiinge und Kostenfaktoren der Energiewende

204. Die Bedeutsamkeit einer libergreifenden Betrachtung verschiedener Elemente im
Energiesektor ldsst sich vor allem anschaulich machen, wenn in einer Analyse auf die
Kosten abgestellt wird, die durch die Energiewende in Deutschland entstehen. Haufig
werden diese Kosten im Wesentlichen mit der Forderung erneuerbarer Energietrdger in
Verbindung gebracht, die im Strompreis durch die EEG-Umlage abgebildet werden. Da
mit der EEG-Umlage eine greifbare Zahl fiir Herstellungskosten von Strom aus erneuer-
baren Energietrdgern vorliegt, wird die EEG-Umlage hiufig auch mit den Gesamtkosten
der Energiewende gleichgesetzt. Tatsdchlich darf jedoch nicht auller Acht gelassen wer-
den, dass durch den steigenden Anteil erneuerbarer Energien im Markt weitere Kosten
entstehen. Diese hingen im Wesentlichen mit der Charakteristik der EE-Anlagen zusam-
men, die sich von der konventioneller Kraftwerke in wichtigen Punkten unterscheidet.

205. Die Vielzahl der moglichen Effekte und Folgeeffekte sowie die Schwierigkeit der
exakten Abschitzung und Quantifizierung der durch die Energiewende induzierten Wir-
kungszusammenhénge erschwert es, moglichst belastbare Gesamtkostenschédtzungen
iiber die Energiewende vorzunehmen. Zudem ist es nicht einfach, eine exakte Gesamt-
optimierung iiber alle notwendigen Mechanismen durchzufiihren. Um den Zusammen-
hingen jedoch gerecht zu werden, ist es erforderlich, die hier dargestellten Problembe-
reiche und Folgeeffekte einzelner MaBnahmen im Blick zu behalten. Die Monopolkom-
mission wird dazu nachfolgend einzelne Problemsegmente der Energiewende systemati-
sieren und darauthin die Problemkreise im Einzelnen untersuchen.

3.2.1.1 Problemkreis I: Fordermechanismen fiir erneuerbare Energien

206. Fiir den zunehmenden Marktanteil erneuerbarer Energien im Energiemix ist insbe-
sondere das EEG verantwortlich. Mit ihm wurde im Jahr 2000 die rechtliche Grundlage
fiir die Forderung regenerativer Energien geschaffen. Das EEG 16ste damals das prinzi-
piell auf einem &dhnlichen Mechanismus basierende Stromeinspeisungsgesetz
(StromEsG) aus dem Jahr 1990 ab.**°

Der zentrale Fordermechanismus basiert auf der Vergiitung der eingespeisten Energie
bestimmter Anlagen durch gesetzlich fixierte Einspeiseentgelte. Damit eng verbunden
ist der sog. Einspeisevorrang, d.h. der vorrangige Anschluss entsprechender Anlagen
und die vorrangige Abnahme des entsprechend eingespeisten Stroms durch den Netzbe-
treiber. Zwar kann der Netzbetreiber die Kosten fiir die Einspeisevergiitungsséitze mit
den Einnahmen aus dem Verkauf dieses Stroms an den Spotmérkten verrechnen, jedoch
fallt die Einspeisevergiitung typischerweise erheblich hoher aus als der erzielbare
Marktpreis des Stroms, sodass die Differenz den Nettoforderbetrag fiir EE-Anlagen dar-
stellt. Die Forderung soll institutionelle und private Investoren anreizen, sukzessive wei-
tere EE-Anlagen zu errichten, auch wenn diese ohne die Forderung am Markt nicht ren-
tabel wiren. Auf diese Weise wird eine Steigerung des Marktanteils erneuerbaren Ener-
gien an der Energieversorgung angereizt.

207. Ein Problem, welches sich aus dem heutigen Einspeisevorrang ergibt und unmittel-
bar Kosteneffekte zur Folge hat, ist das der negativen Preise. Hintergrund dafiir ist, dass
Produzenten von EEG-Strom auch dann Strom erzeugen, wenn der Bedarf am Markt be-

260 Gesetz iiber die Einspeisung von Strom aus erneuerbaren Energien in das 6ffentliche Netz vom 7. De-
zember 1990, BGBI I S. 2633.
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reits gedeckt ist. Dadurch konnen sich am Markt negative Preise einstellen, d.h. dass die
Abgabe des EEG-geforderten Stroms den Abnehmern sogar verglitet werden muss. Der
Fall negativer Preise ist bereits mehrmals eingetreten und senkt die kumulierten Erlose
aus dem Absatz des EEG-Stroms, was eine Erhohung der EEG-Umlage bedingt. Wenig
Einfluss besitzt in diesem Zusammenhang die Forderung der erneuerbaren Energien
durch das Marktpramienmodell, welches seit 2011 alternativ zur festen Einspeisevergii-
tung moglich ist. Dabei erfolgt die Vermarktung des EEG-Stroms nicht mehr durch den
Netzbetreiber, sondern durch den Anlagenbetreiber selbst, der dafiir eine zusitzliche
Marktpramie erhélt.

208. Die Summe aus ausgezahlter Einspeisevergiitung und Marktprdmie, korrigiert um
die Erlose aus dem Verkauf des EEG-Stroms, ergibt die wichtigsten Bestandteile der
sog. EEG-Umlage. Die EEG-Umlage wird anschliefend durch einen Mechanismus auf
den Strompreis bestimmter Endkunden umgelegt und geméaf3 § 3 Abs. 2 der Ausgleichs-
mechanismusverordnung (AusglMechV) bis zum (und de facto am) 15. Oktober eines
Jahres fiir das Folgejahr bekannt gegeben. In den Medien wird die jéhrlich bisher stetig
ansteigende EEG-Umlage dabei typischerweise als zentraler Hinweis auf die Kosten der
Energiewende interpretiert.

209. In Abschnitt 3.3 findet eine ausfiihrliche Wiirdigung des Problemkreises der For-
dermechanismen als zentralen Treibern der Energiewende statt.

3.2.1.2 Problemkreis II: Netzungleichgewichte — Netzausbau und alternative Mechanismen

210. Ein wichtiger Aspekt der zunehmenden Einspeisung von Strom aus EE-Anlagen ist
die Verdnderung in der rdumlichen Struktur des Einspeiseortes. Wahrend konventionelle
Kraftwerke zentral an Standorten vorzufinden waren, die z.B. mit der Zugénglichkeit zu
Brennstoffen in Verbindung standen, verlagert sich die Stromerzeugung im Rahmen der
Energiewende auf dezentrale Standorte bzw. auf solche Regionen, die bessere Moglich-
keiten zur Energiegewinnung aufweisen. Nur ein Beispiel stellt die zunehmende Nord-
Stid-Verschiebung dar, da der Betrieb von Windrddern an den deutschen Kiisten beson-
ders lohnenswert ist. Diese Verschiebung der Erzeugungsstruktur stellt wiederum neue
Anforderungen an die physische Struktur der Energienetze. Dementsprechend wurden
vor allem im Rahmen des jéhrlich von den Ubertragungsnetzbetreibern zu erstellenden
Netzentwicklungsplans MaBBnahmen getroffen, durch einen Um- und Neubau von Net-
zen deren Topologie so zu verdndern, dass ein Transport der wachsenden Mengen erneu-
erbarer Energien moglich ist. Dieser Netzausbau fiihrt zu ganz wesentlichen Kostenstei-
gerungen, die sich in den zukiinftig anfallenden Netzentgelten widerspiegeln.

211. Mit einzelnen Ausnahmen sieht das heutige System weder eine Planbarkeit des Zu-
wachses erneuerbarer Energien noch die Moglichkeit der Reduzierung der tatséchlichen
Einspeisung vor. Die vorrangige Einspeisung muss daher durch weitere Mafinahmen si-
chergestellt werden, zu denen z.B. regionale konventionelle Kraftwerksreserven (Kaltre-
serve, Winterreserve) bzw. die Beseitigung von Netzungleichgewichten durch Verfahren
des Engpassmangements, das sog. Redispatching bzw. Countertrading, gehdren.”®! Ne-
ben der Einspeiseseite kann auch auf der Nachfrageseite eine Steuerungswirkung eintre-
ten, wenn bei Netzungleichgewichten Nachfrager vom Netz genommen werden. Durch

261 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 200 f.
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den Einsatz dieser und weiterer — dhnlich gelagerter — Instrumente entstehen zusitzliche
Kosten, die ganz wesentlich auf die Energiewende zuriickzufiihren sind.

212. Die Problematik moglicher Netzungleichgewichte, des Netzausbaus und anderer
Losungswege wird ausfiihrlich in Abschnitt 3.4 analysiert.

3.2.1.3 Problemkreis I1I: Problematik der Regel- und Kapazititsmechanismen

213. Dartiber hinaus ergeben sich weitere Effekte infolge der verdnderten Bedarfscha-
rakteristik fiir Strom aus konventionellen Anlagen, um die Versorgungssicherheit auf-
rechtzuerhalten. Infolge der Einspeisung von EE-Anlagen geht der Bedarf an konventio-
nellen Anlagen zuriick, sodass einzelne bestehende konventionelle Kraftwerke nicht
mehr oder nur noch zu wenigen Stunden einspeisen. Eine fluktuierende und schnell ver-
dnderliche Menge verfiligbarer konventioneller Energie bleibt jedoch weiterhin erforder-
lich, da sowohl die Last als auch die Einspeisemenge dargebotsabhingiger Anlagen —
wie Windturbinen und Photovoltaikmodule — keine kontinuierliche Lastabdeckung ge-
wihrleisten. Um Probleme im Zusammenhang mit der kurz- und langfristigen Lastabde-
ckung durch konventionelle Kraftwerke und damit auch Probleme mit der Versorgungs-
sicherheit zu vermeiden, kann der Einsatz von Regel- und Kapazitdtsmechanismen er-
forderlich sein.

214. Mit den Regelleistungsmechanismen bestehen bereits heute Instrumente, um kurz-
fristig Reservekapazitit bereitzustellen. Im Falle zunehmender intertemporaler Kapazi-
tatsschwankungen, wie diese aufgrund der Dargebotsabhingigkeit der erneuerbaren
Energietrdager zu erwarten sind, wirken die vorhandenen Regelsysteme daher wie eine
Art kurzfristiger Kapazitdtsmechanismus. Sie treten dann in Kraft, wenn von allen Ener-
giehdndlern kumuliert kurzfristig nicht ausreichend Energie bereitgestellt wird, um da-
mit die eigene Nachfrage zu befriedigen und damit die Systemstabilitit zu gewéhrleis-
ten.

215. Vor dem Hintergrund des verdnderten Bedarfs an konventioneller Leistung wird
heute von verschiedener Seite vermutet, dass es in der Folge langfristig zu einem Inves-
titionsproblem beim Zubau konventioneller Kraftwerkskapazitdt kommt. Diskutiert wird
daher der Einsatz von Kapazitdtsmechanismen, um die Versorgungssicherheit langfristig
zu gewdhrleisten. Anzunehmen ist hierbei, dass der Aufbau solcher Kapazititsmecha-
nismen zusétzliche Kosten flir die Vorhaltung der Reservekapazitdt verursacht. Dabei
wird zudem vorgeschlagen, die Mechanismen zur Sicherstellung von Reservekapazitét
zum Ausgleich rdumlicher Schwankungen mit den erforderlichen Kapazitidtsmechanis-
men zur Aufrechterhaltung einer langfristig ausreichenden Gesamtkapazitit zu verbin-
den.

216. Die Notwendigkeit von Regel- und Kapazititsmechanismen wird in Abschnitt 3.5
ausfiithrlich untersucht.

3.2.2 Kostensenkung oder Kostensteigerung durch den Merit-Order-Effekt?

217. Wihrend die Energieerzeugung durch die Zunahme erneuerbarer Energietriger oft
mit Kostensteigerungen in Verbindung gebracht wird, scheint der Merit-Order-Effekt zu-
mindest kurzfristig eine gegenldufige Wirkung zu haben. In der am hiufigsten gebrauch-
ten Form des Begriffs bezeichnet der Merit-Order-Effekt eine logische Folge der Be-
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riicksichtigung erneuerbarer Energien im einfachen Modell der Preisbildung am Ener-
giemarkt.”®> Durch den verringerten Bedarf an konventionellen Kraftwerken kommt es
dazu, dass der verbleibende Bedarf (Residualbedarf) mit giinstigeren Kraftwerken ge-
deckt werden kann. Da im Rahmen der erforderlichen Energiemenge unter den giinstigs-
ten Kraftwerken immer das Kraftwerk mit den hochsten marginalen Stromgestehungs-
kosten den Preis bestimmt (Grenzkraftwerk), kommt es durch den gesunkenen Residual-
bedarf unmittelbar zu einer Senkung des Marktpreises fiir Energie. Die daraus bedingte
Kosteneinsparung konnte den durch die Energiewende induzierten Kosten mildernd ent-
gegengestellt werden. Verschiedene dynamische Uberlegungen zu den lingerfristigen
Auswirkungen des Merit-Order-Effekts deuten allerdings darauf hin, dass dieser Effekt
gleichwohl zusétzliche Kostensteigerungen bedingen kann.

218. Zur Analyse und weitergehenden Deutung des Merit-Order-Effekts ist es notwen-
dig, zunéchst zwischen kurz-, mittel- und langfristigen Wirkungen der sinkenden Nach-
frage nach konventioneller Energie zu unterscheiden. Insbesondere ist zu beachten, dass
sich die Moglichkeit einer durch diesen Effekt induzierten Kostensenkung aus dem sta-
tischen Modell des Energiemarktgeschehens ableitet, das jedoch nur die kurz- und mit-
telfristigen Wirkungen beschreibt. In einem solchen Modell reihen sich die Grenzkosten
(d.h. die Kosten, die unmittelbar durch die Produktion von Energie in Kraftwerken ent-
stehen) unterschiedlicher Kraftwerkstypen in einer Merit Order nebeneinander auf. Typi-
scherweise werden Grundlast (z.B. Kernkraftwerke), Mittellast (z.B. Steinkohle) und
Spitzenlastkraftwerke (zB. Gasturbinen- und Olkraftwerke) unterschieden, deren
Grenzkosten aus Sicht der Produzenten ansteigen. Eine sinkende Nachfrage nach kon-
ventioneller Energie flihrt nun dazu, dass vor allem Kraftwerke mit hohen Grenzkosten
nicht in das Stromnetz einspeisen, da die marginalen Stromgestehungskosten dieser
Kraftwerkstypen so hoch sind, dass sich ihr Einsatz nicht rentiert. Es kommt somit dazu,
dass auch die kurzfristige Nachfrage nach Strom zunehmend verstirkt von Grund- und
Mittellastkraftwerken gedeckt wird, die damit héufiger preissetzend werden. Dadurch
kommt es zu einem weiteren Preisverfall und vor allem zu einem Wegfall von Preisspit-
zen. Anzunehmen ist zudem, dass ein solcher Effekt bereits in Deutschland zu beobach-
ten ist. Die Zeitrethe der monatsdurchschnittlichen Spotmarktpreise zwischen Mérz
2005 und Dezember 2012 zeigt eine leicht sinkende Trendbewegung bei den durch-
schnittlichen Preisen fiir Energie am Day-ahead-Markt. Insbesondere ist jedoch eine Ab-
senkung der Preisspitzen zu beobachten, die vor allem den rentablen Einsatz von Gas-
kraftwerken reduziert (vgl. Abbildung 3.4 sowie Abschnitt 3.5.1.3).

219. Die Wirkung des Merit-Order-Effekts ist dabei auch von der teilweise stark fluk-
tuierenden Einspeisung aus Windkraft und Photovoltaik abhéngig, die auch untertigig
zu Unterschieden in der Residualnachfrage nach konventioneller Energie fiihrt. Aller-
dings bleibt unklar, ob die kurzfristigen Schwankungen der Residuallast einen geeigne-
ten Benchmark fiir die Existenz des Merit-Order-Effekts darstellen, es also auch einen
sehr kurzfristigen Merit-Order-Effekt gibt.”® Denn durch die sukzessiv zunehmende
Einspeisung aus erneuerbaren Energien kommt es nicht allein zu stirkeren Fluktuatio-
nen in der Residuallast, sondern — wenn auf den Durchschnitt abgestellt wird — auch zu
threr Absenkung. Die verbleibende Residuallast kann indes haufig auch durch Grund-

262 Eine ausfiihrliche Erlauterung findet sich auch in Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O.,
Tz. 538 ff.
263 So etwa in BDEW, Erneuerbare Energien und das EEG: Zahlen, Fakten, Grafiken, a.a.O., S. 47 ff.
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und Mittellastkraftwerke aufgefangen werden. Der Merit-Order-Effekt ist dann in der
sehr kurzen Frist weniger erheblich, da er sich nur in unterschiedlichen Grenzkosten
dhnlicher Kraftwerkstypen bei schwankender Einspeisemenge widerspiegelt. Demge-
geniiber kommt es im mittelfristigen Trend allgemein seltener zum Einsatz von Spitzen-
lastkraftwerken, sodass sich am Markt im Durchschnitt niedrigere Preise einstellen.

Abbildung 3.4:

Entwicklung des lastgewichteten Monatsdurchschnittspreises
fiir Strom in Deutschland/Osterreich am Spotmarkt (EPEX SPOT)
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Quelle: Eigene Darstellung basierend auf Daten von EPEX SPOT und ENTSO-E

220. Eine besonders wichtige Frage im Zusammenhang mit dem Merit-Order-Effekt be-
trifft jedoch dessen langfristige Wirkungen, fiir deren Analyse auch die dynamische An-
passung des Kraftwerksparks zu beriicksichtigen ist. Bereits aus grundlegenden theoreti-
schen Uberlegungen lésst sich folgern, dass eine nachhaltige Wirkung des Merit-Order-
Effekts zweifelhaft scheint. Dies wird mit Blick auf den Hintergrund der klassischen
Merit Order am deutlichsten. Denn eine Vorhaltung von Spitzenlastkraftwerken ist —
trotz der bereits in der Vergangenheit hohen Stromgestehungskosten dieser Kraftwerks-
typen — nur mit deren Kostenspezifika erklarbar. Vereinfacht dargestellt weisen Spitzen-
lastkraftwerke typischerweise neben hohen Grenzkosten vergleichsweise geringe Fix-
kosten auf. Sie rentieren sich am Markt deshalb bereits bei kiirzerer absoluter Laufzeit
und zwar in den namensgebenden Spitzenlastzeiten, in denen der Preis iiber ihre Grenz-
kosten steigt. Aufgrund der schwankenden Nachfrage nach Energie besteht der von Un-
ternehmen vorgehaltene Kraftwerkspark aus einem optimalen Mix aus Kraftwerken,
welche sich bei unterschiedlichen Laufzeiten amortisieren. Kommt es infolge der Ener-
giewende zu einem Nachfrageschock, d.h. einer im Trend deutlich sinkenden Nachfrage
nach konventioneller Energie, dann haben die Unternehmen zunichst die Moglichkeit,
die Residualnachfrage aus dem bestehenden Kraftwerkspark zu bedienen, fiir den bereits
Kosten versunken sind. Durch die Merit Order und den Einsatz der Kraftwerke nach de-
ren Grenzkosten flihrt dies mittelfristig zu Preissenkungen, da Grund- und vor allem
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Mittellastkraftwerke dadurch zunehmend héufiger preissetzend werden. Allerdings fiihrt
der Effekt bei diesen Kraftwerken im Falle schwankender Nachfrage auch zu geringeren
Laufzeiten bzw. Produktionsmengen, sodass die Deckungsbeitrige dieser Kraftwerke zu
gering sein konnten, um auch langfristig rentabel zu arbeiten. Es kommt zu teilweise er-
heblichen RentabilititseinbuBBen, die im Moment bei den groBen Stromproduzenten
auch empirisch festzustellen sind. Plausibel ist daher, dass es langfristig zu einer Stillle-
gung einzelner Grenzkraftwerke vor allem im Mittellastbereich kommen wird und lang-
fristig die Lastspitzen wieder durch typische Spitzenlastkraftwerke gedeckt werden.
Kéame dies so, wiirden sich die Preise langfristig — bereinigt um sdmtliche weiteren Ef-
fekte — wieder nach oben bewegen.

221. Eine empirische Uberpriifung des kurz- und langfristigen Merit-Order-Effekts in
Deutschland ist aufgrund der geringen Verfiigbarkeit von Daten iiber die Einspeisemen-
gen erneuerbarer Energietrager in der Vergangenheit nur sehr bedingt moglich. Fiir wei-
tere Analysen tliber die Wirkungsweisen ist die Einrichtung entsprechender Datenportale
etwa bei der Bundesnetzagentur oder im Rahmen der Markttransparenzstelle aus Sicht
der Monopolkommission unbedingt zu empfehlen. Es existieren einzelne Untersuchun-
gen, welche die Auswirkungen der Einspeisung von Erneuerbaren im Ausland analysie-
ren. So kommt z.B. eine jiingere Studie {iber den spanischen Markt zu dem Ergebnis,
dass insbesondere die Windkraft einen senkenden Einfluss auf die Preise ausgeiibt hat,
wihrend die Einspeisung von Solarstrom sogar leichte Preissteigerungen zur Folge hat-
te.264

222. Vor dem Hintergrund der dargestellten Uberlegungen zeigt sich die Monopolkom-
mission skeptisch, ob die Auswirkungen der erneuerbaren Energien auf den Markt fiir
konventionelle Energie auch langfristig zu einer signifikanten Preissenkung fiihren, der
Merit-Order-Effekt also vor allem in der langen Frist zu einer Kostenentlastung beitragt.
Vielmehr ist deutlich abzusehen, dass sich aufgrund der mit dem Merit-Order-Effekt be-
schriebenen Veranderungen am Markt fiir konventionelle Energie Folgeeftekte ergeben,
die noch weitere Kosten bedingen konnen. So wirken sich die Abschaltung bestimmter
Kraftwerkstypen bzw. auch die insbesondere fiir Gaskraftwerke derzeit ungiinstige
Marktlage zunehmend problematisch auf die Versorgungssicherheit aus. Dies ist dann
der Fall, wenn sich etwa kurzfristig Netzungleichgewichte durch die Abschaltung erho-
hen oder langfristig nicht genug konventionelle Kapazitit zur Verfiigung steht, um die
Nachfrage auch in Spitzenlastzeiten zu decken. Aus diesem Grund wurde bereits im No-
vember 2012 mit dem dritten Gesetz zur Anderung energiewirtschaftlicher Vorschriften
in § 13 Abs. 1b EnWG vorgesehen, dass der Ubertragungsnetzbetreiber einer Stilllegung
widersprechen kann und der Anlagenbetreiber dafiir entschidigt werden muss. Hierfiir
fallen genauso Kosten an, als wenn die langfristige Versorgungssicherheit mithilfe von
Kapazitdtsmechanismen sichergestellt werden soll.

264 Vgl. Bockers, V./Giessing, L./Rosch, J., The Green Game Changer: An empirical assessment of the ef-
fects of renewable energies on prices and the generation mix in Spain, DICE Discussion Paper 104,
2013.
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3.3 Fordermechanismen fiir erneuerbare Energien
3.3.1 Funktionsweise und Entwicklung des heutigen EEG-Fordersystems
3.3.1.1 Systematik der Forderung von Anlagen nach dem EEG

223. Das EEG enthilt fiir regenerativ erzeugten Strom aus Wasserkraft, Windkraft, sola-
rer Strahlungsenergie, Geothermie, Deponie-, Klir- und Grubengas sowie Biomasse dif-
ferenzierte Fordersitze. Urspriinglich lag diesen Fordersdtzen die Systematik zugrunde,
den Anlagenbetreibern die Gestehungskosten zu vergiiten und ihnen iiberdies eine aus-
kommliche Rendite zuzugestehen, um auf diese Weise einen kréftigen Zubau von Anla-
gen zur Stromerzeugung aus regenerativen Energietrdgern in Deutschland anzureizen.

224. Die Betreiber der Stromversorgungsnetze sind gemdll EEG verpflichtet, den EEG-
Strom vorrangig in das Elektrizitétsnetz einzuspeisen®” und den Anlagenbetreibern die
im EEG festgeschriebenen (und oftmals um ein Vielfaches iiber dem Borsenpreis liegen-
den) Vergiitungen pro Kilowattstunde** fiir den gesetzlich festgelegten Zeitraum von in
der Regel 20 Jahren® zu zahlen. Dabei hat sich die Gesamtsumme der EEG-Einspeise-
vergiitungen von unter 1 Mrd. Euro im Jahr 2000 auf inzwischen tiber 20 Mrd. Euro im
Jahr 2013 erhoht (vgl. Abbildung 3.5).

Abbildung 3.5:

Summe der EEG-Einspeisungen (in Mrd. Euro)
von 2000 bis 2013
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Quelle: Informationsplattform der deutschen Ubertragungsnetzbetreiber, http://www.eeg-kwk.net/de/EEG_Jahres-
abrechnungen.htm

225. Durch die gesetzlich fixierten Einspeisetarife und den Einspeisevorrang bietet das
EEG den Investoren von entsprechend geforderten Anlagen eine — im Vergleich zu ande-
ren Industrien — hohe unternehmerische Sicherheit, da EE-Anlagenbetreiber typische In-
vestitionsrisiken nicht tragen miissen. Stattdessen werden diese unternehmerischen Risi-
ken hauptséchlich von den Stromverbrauchern und den konventionellen Stromerzeugern
iibernommen.

265Vgl. § 2 Nr. 2 EEG, § 8 Abs. 1 S. 1 EEG.
266Vgl. § 16 Abs. 1 S. 1 EEG.
267Vgl. § 21 Abs. 2 S. 1 EEG.
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226. Die Ubertragungsnetzbetreiber vermarkten dann den EEG-Strom an der Strombor-
se fiir kurzfristigen Stromhandel, dem sog. Spotmarkt (EPEX SPOT).

Die Differenz aus der Summe der an die Anlagenbetreiber gezahlten Vergiitungen und
den in der Summe am Spotmarkt erlosten (geringeren) Preisen wird in der EEG-Umla-
ge’® abgebildet, welche von den Stromverbrauchern getragen wird. Konkret bestimmten
die Ubertragungsnetzbetreiber die EEG-Umlage (1) aus der Differenz zwischen den pro-
gnostizierten Einnahmen und Ausgaben fiir das folgende Kalenderjahr sowie (2) aus der
Differenz zwischen den tatsdchlichen Einnahmen und den tatsidchlichen Ausgaben zum
Zeitpunkt der Berechnung der EEG-Umlage.*®

227. 2009 betrug die EEG-Umlage noch 1,31 Cent/kWh, 2010 2,047 Cent/kWh und im
Jahr 2013 bereits 5,277 Cent/kWh (vgl. Abbildung 3.6).””° Da die Anzahl neu geforder-
ter Anlagen die Anzahl ehemals geforderter Anlagen iibersteigt, kommt es derzeit zu ei-
nem jahrlichen Anstieg der EEG-Umlage. Vor allem der erhebliche Zubau von EE-Neu-
anlagen, insbesondere bei der Photovoltaik, hat in den letzten Jahren zu sprunghaften
Umlagesteigerungen gefiihrt. Weitere Ursachen sind zeitweise negative Borsenpreise
aufgrund des EEG-Einspeisevorrangs sowie Ausnahmeregelungen bei der EEG-Umlage
fiir stromintensive Industrieunternehmen. Prognosefehler bei der Festlegung der EEG-
Umlage aufgrund unerwarteter Entwicklungen — wie z.B. Wirtschaftskrisen — machen
dariiber hinaus zwar Nachzahlungen auf das EEG-Konto erforderlich, die im Folgejahr
zusitzlich durch die neue Umlage kompensiert werden miissen.””" Allerdings gleichen
sich diese im Durchschnitt iiber mehrere Jahre hinweg immer wieder aus und kdnnen
deshalb nicht fiir einen kontinuierlichen Anstieg der EEG-Umlage verantwortlich ge-
macht werden.

228. Obwohl in der energiepolitischen Diskussion teilweise anders dargestellt, hat die
Entwicklung der Preise an der EEX bisher keinen erheblichen Einfluss auf die EEG-
Umlage und kann deren sprunghaften Anstieg seit 2010 somit nicht erkldren. Zwischen
den Jahren 2009 und 2012 ist der lastgewichtete Jahresdurchschnittspreis an der EPEX
SPOT sogar von 41,36 auf 45,12 Euro gestiegen. Geht man davon aus, dass eine mogli-
che Preissenkung durch die Einspeisung der erneuerbaren Energien vor allem in Hoch-
lastzeiten wirksam ist, ldsst sich dies anhand des Durchschnittspreises der 10 % Stunden
messen, die im Jahr die hochste Last aufweisen. Allerdings zeigt sich hier ab 2009 eine
nahezu konstante Preisentwicklung. Sofern sogar leichte Erhhungen feststellbar sind,
tragen diese lediglich dazu bei, dass der Anstieg der EEG-Umlage durch die héheren Er-
16se aus der EEG-Stromvermarktung etwas gebremst wird. Demgegentiber ergeben sich
— mit Ausnahme des Einzeljahres 2009 — keine deutlichen Anzeichen dafiir, nach denen
die Erhohung der EEG-Umlage durch den Merit-Order-Effekt bzw. durch eine Absen-
kung des Borsenpreisniveaus erklarbar wére (vgl. Tabelle 3.2).

268 Vgl. §§ 34 bis 39 EEG 1.V. m. AusglMechV und AusglMechAV.

269 Vgl. § 3 Abs. 1 AusglMechV.

270 Vgl. Informationsplattform der Ubertragungsnetzbetreiber, http://www.eeg-kwk.net/de/index.htm.

271 Vgl. Umweltbundesamt, Warum steigt die EEG-Umlage?, 2012, http://www.umweltbundesamt.de/ene
rgie/erneuerbare/index.htm.
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Abbildung 3.6:
Entwicklung der EEG-Umlage von 2000 bis 2013
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Quellen: Bundesregierung; Nord/LB Research, https://www.nordlb.de/fileadmin/redaktion/analysen_prognosen/re-
newables/Special 01 2012.pdf; Informationsplattform der deutschen Ubertragungsnetzbetreiber

229. Um EE-Anlagenbetreiber besser in den Markt zu integrieren, d.h. fiir EE-Strompro-
duzenten Anreize zu schaffen, die Stromproduktion an der tatsdchlichen Stromnachfrage
auszurichten, ist das EEG inzwischen um alternative Direktvermarktungsmodelle erwei-
tert worden. Dabei geben die Betreiber von EE-Anlagen ihren Strom nicht mehr zu fes-
ten Einspeisevergiitungen an den Netzbetreiber ab, sondern vermarkten diesen eigen-
standig an den GroBhandelsmérkten. Im Jahr 2011 wurden etwa 11 % aller erzeugten
EEG-Mengen direkt vermarktet. Der dominierende Energietrager ist hierbei die Biomas-
se mit einem Anteil von knapp 40 %. Dariiber hinaus entfielen groe Anteile auf Wind
(ca. 28 %) und auf Wasserkraft (21 %). Der Anteil von Deponie-, Kldr- und Grubengas
lag bei 11 %; Solarenergie und Geothermie spielten keine Rolle bei der Direktvermark-
tung.””? Eine generelle Pflicht zur Direktvermarktung besteht ab 2014 beispielsweise flir
neu gebaute Biogasanlagen ab 750 kW.*"

230. Ein Direktvermarktungsmodell ist das Marktprdmienmodell.”’* Der Anlagenbetrei-

ber kann monatlich zwischen der EEG-Fixvergiitung und der alternativen Direktver-
marktung im Marktpramienmodell wihlen (§ 33d EEG). Wihlt er Letzteres, dann erhalt
der Anlagenbetreiber zu seinem Erlds aus der Direktvermarktung zwei weitere Erlos-
komponenten als Férderung: eine gleitende Prdmie und eine Managementpriamie.

272 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 38 f.

273 Vgl. z.B. http://www.next-kraftwerke.de/wissen/direktvermarktung/marktpraemie.

274 Vgl. hierzu bereits Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 543 ff. Mit der Neufassung
des EEG, das am 1. Januar 2012 in Kraft trat, wurde neben der Marktprdmie auch die sog. Flexibili-
tatspramie fiir Betreiber von Biogasanlagen eingefiihrt, die ihren Strom direkt an der Stromborse ver-
markten. Biogasanlagenbetreiber kdnnen ergidnzend zur Marktpramie vom Netzbetreiber eine Pramie
fiir die Bereitstellung zusétzlich installierter Leistung fiir eine bedarfsorientierte Stromerzeugung (Fle-
xibilitdtspramie) verlangen (§ 331 Abs. 1 EEG). Ziel der Flexibilitdtspramie ist es, den Anteil regelba-
rer Biogasanlagen zu erh6hen. Fiir jedes zusétzlich installierte Kilowatt erhalten die Anlagenbetreiber
pro Jahr ca. 130 Euro; vgl. hierzu die Angabe bei NextKraftwerke, http://www.next-kraftwerke.de/wis
sen/direktvermarktung/flexibilitatspraemie. Die Flexibilititspramie ist auf zehn Jahre garantiert (§ 33i
Abs. 4 EEG).
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Dabei kompensiert die gleitende Primie die direkten Verluste aus der Direktvermark-
tung gegeniiber der Fixpreisvergiitung im EEG, um so die teilnehmenden Anlagenbe-
treiber im Marktprdmienmodell nicht schlechter zu stellen als bei der garantierten EEG-
Vergiitung.”” Erreicht der Vermarktende des EEG-Stroms mit seinen Markterlsen min-
destens den Wert des mit dem Wertigkeitsfaktor gewichteten Marktpreisindikators, ent-
stehen Einnahmen oberhalb des EEG-Vergiitungssatzes. Die Ermittlung des Marktprei-
ses erfolgt ex post, um das Risiko eines schwankenden Marktpreisniveaus zu eliminie-
ren.

Die Managementpramie soll die Transaktionskosten kompensieren, die sich aus der Di-
rektvermarktung ergeben. Hierzu zihlen Kosten und Risiken von Einspeiseprognosen
sowie Kosten fiir den Marktzugang und I'T- und Handelskosten.

Tabelle 3.2:
Nach der Last gewichtetes Jahresdurchschnittspreisniveau
der EPEX SPOT
Basis- | Lastgewichteter | Prozentuale Ver- | Lastgewichteter Prozentuale Ver- Anstieg der
jahr Durchschnitts- dnderung zum | Durchschnittspreis | dnderung zum EEG-Umlage
preis Vorjahr in den 10 % Stun- Vorjahr im Folgejahr
(Euro/MWh) den mit der hochs- (Cent)
ten Last
(Euro/MWh)
2006 54,46 86,35
2007 41,04 -24,64 79,98 -7,38 0,13
2008 69,02 68,18 85,85 7,34 0,15
2009 41,36 -40,08 60,76 -29,23 0,74
2010 46,27 11,87 62,62 3,06 1,48
2011 53,03 14,61 64,69 3,31 0,06
2012 45,12 -14,92 64,94 0,39 1,68

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von EPEX SPOT, ENTSO-E

231. Grundsitzlich eignet sich fiir den Anlagenbetreiber der Aufwand einer Direktver-
marktung als Alternative zu einer Festverglitung dann, wenn die Anlage eine ausrei-
chende Grofle besitzt, da es sich fiir sehr kleine private Stromerzeuger aufgrund unver-
hiltnismaBig hoher Transaktionskosten nicht lohnt, ithren Strom selbst an der Borse zu
vermarkten. Mithilfe spezialisierter Stromhéndler ist es indes auch grundsétzlich fiir
kleinere Anlagen (ab 250 bis 500 kW) moglich, am Direktvermarktungsmodell teilzu-
nehmen. Durch das Zusammenfassen kleiner Anlagen in einem ,,virtuellen Kraftwerk*
seitens des Héndlers konnen Grofen- und Verbundvorteile generiert werden.

275 Die gleitende Pramie ergibt sich aus der Differenz von EEG-Vergiitung und Marktpreisindikator. Die -
ser Indikator bestimmt sich durch den tatsdchlichen Monatsmittelwert der stiindlichen Strompreise an
der EEX unter Beriicksichtigung eines technologiespezifischen Wertigkeitsfaktors. Dieser Wertig-
keitsfaktor korrigiert unterschiedliche Wertigkeiten des Stroms verschiedener erneuerbarer Energien,
welche sich aus differierenden Einspeisezeiten ableiten; vgl. hierzu bereits Monopolkommission, Son-
dergutachten 59, a.a.O., Tz. 545.
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3.3.1.2 Entwicklung der EEG-Férdersditze und Rentabilititsspannen

232. Die Einspeisevergiitung fiir EEG-geforderte Anlagen wurde seit der Entwicklung
des Fordersystems mehrmals nach unten angepasst. Ein wesentlicher Grund fiir diese
Absenkungen der fixierten Vergiitung lag in den zunehmenden Kosten der EEG-Forde-
rung und in der Betrachtung der tatsdchlichen Rentabilitdtsspanne. Aus investitionstheo-
retischer Sicht rentiert sich der Bau von EE-Anlagen fiir einen Betreiber, wenn die zu-
kiinftigen, diskontierten Einnahmen aus der Stromproduktion abziiglich der Kosten fiir
die Errichtung und den Betrieb der Anlage zu einer angemessenen Verzinsung fiihren.
Die Rentabilitdtsspanne ist vor diesem Hintergrund der Unterschied zwischen den er-
warteten Einnahmen und den Kosten einer Anlage. Die technologische Entwicklung und
die Erhohung der Stiickzahlen hatte jedoch vor allem in einzelnen Bereichen der EE-
Technik, wie der Photovoltaik, eine enorme Absenkung der Anlagenkosten zur Folge
(vgl. Abbildung 3.7). Damit stieg die Rentabilititsspanne und damit der Anreiz fiir In-
vestoren zur Installation von Solaranlagen, was eine massive Erhéhung der EEG-Vergii-
tungskosten nach sich zog.

233. Aufgrund des starken Photovoltaikzubaus in Deutschland und der damit verbunde-
nen massiven Kosten stand diese Technologie bei einer Anpassung der Fordersitze unter
besonderer Beobachtung. Um die Kosten fiir den Zubau der Photovoltaik zu begrenzen,
wurden die Sétze fiir die fixierte Einspeisevergiitung mehrfach abgesenkt. Seit dem Jahr
2009 ist diese Degression erstmals an die Zubaugeschwindigkeit gekoppelt, indem bei
Uberschreitung (oder Unterschreitung) eines bestimmten Zubaukorridors stirkere (ge-
ringere) Kiirzungen anfallen. Diese Kopplung wird auch in dynamischer Abwandlung
einer ,,Deckelung® der Sitze als ,,atmender Deckel* bezeichnet. Die Regelung wurde je-
doch nicht so ausgestaltet, dass sie die Gesamthohe der Forderung konstant hilt. Statt-
dessen bremst sie lediglich den Zubau etwas, wenn z.B. bei den Anlagen ein erheblicher
Kostenriickgang eintritt, welcher den Zubau fordert. Deshalb kam es auch infolge des
satmenden Deckels* zu weiteren Senkungen der Fordersitze. Zuletzt wurden diese im
Sommer 2012 auf eine monatliche Basis umgestellt, um Vorzieheffekte zum Jahresende
zu vermeiden, ein Zubaukorridor von 2.500 bis 3.500 MW pro Kalenderjahr festgelegt
(§ 20a EEG) und dariiber hinaus eine Mengendeckelung der installierten Gesamtleistung
auf 52.000 MW beschlossen (§ 20b Abs. 9a EEG).

234. Die Bundesnetzagentur ist fiir die Registrierung der nach dem EEG geforderten
Photovoltaikanlagen zustidndig. Dariiber hinaus ermittelt sie die monatlichen Photovol-
taikvergilitungssétze, die sich unter anderem in Abhéingigkeit des tatsdachlichen Zubaus in
Relation zu dem gesetzlich vorgesehenen Zubaukorridor ergeben. Diese Festlegung er-
folgt fiir das jeweilige Folgequartal. In dem Quartalszeitraum vom 1. Mai bis zum
31. Juli 2013 sind die Vergiitungssitze fiir Photovoltaikanlagen jeweils zum Monatsers-
ten um 1,8 % gesunken.*’®

276 Vgl. BNetzA, Einspeisevergiitung fiir Photovoltaik-Anlagen sinkt um 1,8 Prozenz, Pressemitteilung
vom 30. April 2013, http://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Downloads/DE/Allgemeines/Pres-
se/Pressemitteilungen/2013/130430 EinspVerguetg PV_Anl pdf.pdf? blob=publicationFile&v=2.

133



Abbildung 3.7:
Kostenentwicklung bei PV-Aufdachanlagen
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235. Neben der Photovoltaik wurden aber auch — wenngleich deutlich moderater — die
Fordersitze weiterer Energietrdger gesenkt (§ 20 EEG). So verringern sich Vergiitungen
fiir Strom aus Wasserkraft jéahrlich zum 1. Januar ab 2013 um 1 %, aus Deponie-, Klar-
und Grubengas um 1,5 %, aus Biomasse um 2 %, aus Geothermie ab 2018 um 5 %, aus
Offshore-Windanlagen ab 2018 um 7 % und aus sonstigen Anlagen ab 2013 um 1,5 %.

3.3.2 Probleme und Ineffizienzen des EEG-Fordersystems

236. Das EEG-Fordersystem hat, vor allem im Zuge des sprunghaften Anstiegs der
EEG-Umlage und der Endkundenpreise fiir Strom in den vergangenen Jahren, zu einer
stirkeren Offentlichen Diskussion gefiihrt. Dabei werden insbesondere die in den folgen-
den Abschnitten dargestellten Problematiken diskutiert.

237. Vorweg sei zudem grundsitzlich angemerkt, dass die Effizienz der heute bestehen-
den Fordermechanismen ganz wesentlich davon abhéngig ist, an welchem Ziel das in-
stallierte System bzw. seine Ergebnisse gemessen werden sollen. Durch das EEG wurde
ein System geschaffen, das zu einer vermehrten Forderung der Erzeugung von Strom
aus erneuerbaren Energien flihren soll. Je nachdem, welches Ziel durch die EEG-Forde-
rung angestrebt wird, ergeben sich unterschiedliche Mdglichkeiten, die Forderung effi-
zient auszugestalten. Dabei konnen drei Ansétze unterschieden werden:

«  Erstens kann ein fixer Preis fiir eine Einheit Griinstrom vorgegeben werden (Ein-
speisevergiitung), wihrend sich die gezahlte Subventionshéhe und die Menge
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des Stroms aus EE-Anlagen variabel am Markt einstellt. (I. Ansatz: Preissteue-
rung)

Zweitens kann die gezahlte Subventionshohe fixiert werden, wihrend Menge
und Preis des Griinstroms variabel sind. (II. Ansatz: Subventionssteuerung)

Drittens kann die Menge eingespeisten Griinstroms festgelegt werden, wéahrend
sich der Preis fiir diesen und die sich einstellende Subventionshohe am Markt
einstellen. (III. Ansatz: Mengensteuerung)

Das bestehende EEG entspricht dabei dem Modell einer Preissteuerung. So wird durch
die gesetzlich fixierte Einspeisevergiitung ein Abnahmepreis fiir die produzierte Menge
Strom aus EE-Anlagen vorgegeben, wihrend sich abhidngig von der gewdhlten Vergii-
tungshohe am Markt eine bestimmte Produktionsmenge und der entsprechende Subven-
tionsbedarf einstellt. Auf diese Weise kann also weder der Subventionsbedarf noch die
Menge des griinen Stroms vorab verldsslich abgeschétzt werden. Verschiedene Vor- und
Nachteile des EEG-Systems stehen mit dem jetzigen Ansatz einer Preissteuerung in en-
gem Zusammenhang.

3.3.2.1 Fehlende Zielgenauigkeit und Uberforderung

238. Ein grundsitzlicher Aspekt der Preissteuerung ist der, dass mit ihr weder im Bezug
auf den Gesamtumfang der Forderung noch auf den Zubau von EE-Anlagen ein exaktes
Ziel verfolgt werden kann. Damit ergibt sich das Problem, dass die Preissteuerung — an-
ders als die Fordermodelle Subventions- bzw. Mengensteuerung — keinem der beiden
okonomischen Prinzipien, Maximal- oder Minimalprinzip, gleichkommt. Beim Maxi-
mal- bzw. Minimalprinzip geht es darum, mit einem gegebenen Input einen mdglichst
groflen Nutzen (Output) zu erzielen bzw. mit einem mdoglichst geringen Input ein vorge-
gebenes Ziel zu erreichen.

239. Zwar ergibt sich aus der fixierten Einspeisevergiitung die Forderhdhe fiir 1 kWh
EEG-Strom. Die tatsdchliche kumulierte Hohe der Férderung und damit die Belastung
der Verbraucher ergibt sich jedoch ebenfalls aus der Menge der Inanspruchnahme und
damit aus dem Zubau forderfahiger Anlagen. Der Zubau von Anlagen und damit die
Menge neu geforderten EEG-Stroms lésst sich nach Festlegung der Einspeisevergiitung
jedoch nur unprézise prognostizieren, da dieser neben der Einspeisevergiitung weiteren
GroBen unterliegt, die sich am geeignetsten in der in Abschnitt 3.1.2 erlduterten Renta-
bilitdtsspanne abbilden. Vor allem die Kosten der Errichtung von EE-Anlagen sind —
beispielsweise bedingt durch Skaleneffekte, Uberkapazititen oder Politikinderungen in
anderen Staaten (z.B. bei der Herstellung von Solarmodulen) — starken Verdnderungen
unterworfen. Kommt es zu einer Absenkung der Technologiekosten, so fiihrt dies bei fi-
xierter Einspeisevergiitung unmittelbar zu einer Erhdhung der Rentabilitétsspanne und
damit zu einer Erhdhung der eingespeisten Strommenge. In der Folge erhoht sich die
Menge an Strom, die im Rahmen der Einspeisevergiitung gefordert wird. Dieser Zusam-
menhang impliziert die paradoxe Folgewirkung, dass sinkende Kosten fiir EE-Produk-
tionsanlagen vor dem Hintergrund des bestehenden EEG-Fordersystems unmittelbar
eine Erh6hung der Verbraucherpreise zur Folge haben (vgl. Abbildung 3.8).
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Abbildung 3.8:

Beispiel einer Strompreissteigerung bedingt durch eine
Kostensenkung bei Solaranlagen
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Quelle: Eigene Darstellung

240. Im Ergebnis ldsst sich feststellen, dass die Preissteuerung gemi3 EEG-Systematik
weder eine Sicherheit in der Prognose der gesamten monetiren Griinstromférderung
noch in der Prognose der sich damit einstellenden Gesamtmenge installierter EE-Anla-
gen ermoglicht. Vielmehr kommt es durch die Fixierung der Einspeisevergiitung bei
Schwankung anderer 6konomisch relevanter Faktoren auch zu Schwankungen der Ren-
tabilitdt von EE-Anlagen. Im Falle deutlicher Preissenkungen bei der Anlagentechnolo-
gie, wie z.B. bei Solaranlagen in der Vergangenheit mehrfach zu beobachten,?”’” ermog-
licht dies fiir EE-Anlagen sehr hohe Renditen, welche durch die Verbraucher getragen
werden miissen. Hitte es nun Renditen in dieser Hohe nicht bedurft, um ausreichende
Anreize zum Bau der EE-Anlagen zu setzen, handelt es sich um volkswirtschaftliche In-
effizienzen im System der Preissteuerung durch das EEG. Zu bemerken ist weiter, dass
die Gefahr einer Uberforderung durch das EEG auch verteilungstheoretische Wirkungen
aufweist, da es sich bei Anlagenbetreibern im Privatbereich typischerweise um Hausbe-

277Vgl. Abschnitt 3.3.1.2.
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sitzer und/oder Grofigrundbesitzer, also in der Regel vermogendere Bevdlkerungs-
schichten handelt, wihrend die Kosten iiber die EEG-Umlage von Stromverbrauchern
samtlicher Bevolkerungsschichten finanziert werden.

241. Die dargelegten Ineffizienzen aus einer moglichen Uberforderung bestehen auch
unabhingig davon, ob die Vermarktung im Rahmen der Einspeisevergiitung oder des
Marktpramienmodells erfolgt. Durch das Marktpramienmodell werden die Rendite-
effekte jedoch nochmals verstérkt, da durch die Marktprdmie zum Teil eine noch hohere
Forderung als im Rahmen der Einspeisevergiitung moglich ist.””® Da der Anlagenbetrei-
ber zwischen den Vermarktungsalternativen in den meisten Féllen monatlich wechseln
kann, wird er stets das Modell wéhlen, das die hohere Forderung verspricht.

242. Da im Rahmen der Preissteuerung weder der Forderumfang noch die Zubauleistung
an EE-Anlagen durch das EEG fixiert sind, ist das System zudem hdochst anfallig fiir die
Nutzbarmachung politischer Ziele. So sind insbesondere bei einer Verfehlung der Aus-
bauprognosen immer wieder politische Entscheidungen erforderlich, um Zielparameter
neu festzulegen. Dies gilt insbesondere mit Blick auf die mehrmaligen Kiirzungen der
EEG-Vergiitungssitze. Da solche Anderungen auch der Zustimmung der Bundeslinder
im Bundesrat bediirfen, besteht zudem — z.B. bei einer Kiirzung der Fordersétze — die
Gefahr einer Blockadehaltung, wenn diese fiir die in den jeweiligen Bundesldndern an-
sdssigen Industrien zum Nachteil werden kann. So konnte das am 29. Juni 2012 vom
Deutschen Bundestag verabschiedete Gesetz zur Anderung des Rechtsrahmens fiir
Strom aus Solarenergie, das weitere Kiirzungen der Fordersdtze vorsah, aufgrund des
politischen Drucks der Bundesldnder nur nach erheblichen Modifizierungen verabschie-
det werden.?” Es bleibt daher zu befiirchten, dass durch die Verfolgung politischer Ei-
geninteressen der Bundesldnder weitere Ineffizienzen ausgelost werden.

3.3.2.2 Fehlende Technologieneutralitiit reduziert Wettbewerbswirkungen

243. Wihrend auf den reguldren Energiemérkten unterschiedliche Formen der Energie-
erzeugung untereinander im Wettbewerb stehen, sodass der sich einstellende Energie-
preis dazu fiihrt, dass weniger effiziente Erzeugungsformen nicht zum Zuge kommen,
wurde mit dem EEG ein differenzierender Ansatz verfolgt. So wurde mithilfe einer indi-
viduellen EEG-Einspeisevergiitung fiir einzelne erneuerbare Energietriger eine direkte
Steuerungswirkung auf den Zubau und die Forderquoten der verschiedenen Technolo-
gien vorgenommen.

244. Derzeit ist die solare Strahlungsenergie mit 30,5 GW der Energietrdger mit der
hochsten installierten Leistung, dicht gefolgt von der Windenergie mit 29,4 GW (Stand
Juli 2012). Allein 2012 betrug der Photovoltaikzubau 7,6 GW.*° Die beiden erneuerba-
ren Energietrdger Sonne und Wind liegen damit deutlich vor dem fossilen Energietriger
Steinkohle mit der dritthdchsten installierten Leistung je Energietriger in Hohe von
20,5 GW.?" Im Jahr 2011 nahm die Solarenergie mit einem Anteil von 46 % (Wind:
25 %) den mit Abstand grofiten Anteil an den EEG-Vergiitungszahlungen in An-

278 Vgl. Abschnitt 3.3.1.1.

279 Gesetz vom 17. August 2012, BGBI. I S. 1754.

280 Vgl. http://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Pressemitteilungen/DE/2013/130131
Verguetg PV_Anl.html.

281 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 22 f.
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spruch.®®* An der gesamten Nettostromerzeugungsmenge betrug der Anteil der Photo-
voltaik indes nur 3,5 %; bei der Windenergie lag der Anteil bei 8,8 % und bei der Stein-
kohle bei 20,8 %. Bezogen auf die Bruttostromerzeugung lag im Jahr 2012 der Anteil
der Photovoltaik bei 4,6 %, der Anteil der Windenergie bei 7,3 % und der Anteil der
Steinkohle bei 19,1 %. Den grofiten Anteil an der Bruttostromerzeugung hat mit 25,5 %
die Braunkohle, die Kernenergie hat inzwischen noch 16 %.>*

245. Durch den Ansatz des EEG, die Einspeisevergiitung nach Erzeugungstechnologien
zu differenzieren, entfdllt der Wettbewerbsdruck fiir einzelne Energietrager, der durch
Unterschiede und Verdnderungen in den jeweiligen Kostenstrukturen ausgelost werden
konnte. Vor diesem Hintergrund hat sich in Deutschland nicht zwingend die kostengiins-
tigste und effizienteste Art der Energieerzeugung aus regenerativen Energien durchge-
setzt, sondern die monetir am stérksten geforderte mit der hochsten Rendite und vice
versa. So hat der massive Zubau der Photovoltaik — ausgeldst durch die kiinstlich ge-
schaffene starke Nachfrage in Form einer Abnahmegarantie bei gleichzeitig hoher ga-
rantierter Verglitung — dazu gefiihrt, dass sich heute iiber 40 % der weltweit installierten
Kapazitit an Solarenergieanlagen in Deutschland — einem nicht gerade sonnenreichen
Land — befindet.”® Setzt man indes umgekehrt Fordersitze fiir eine Technologie sehr ge-
ring an, so bleiben Investitionen in diese Form der Stromerzeugung aus, obwohl sie
moglicherweise eine effizientere Stromgewinnung verspricht als andere, stirker gefor-
derte Technologien. Informationsdefizite seitens des Gesetzgebers bedingen daher typi-
scherweise auch im Hinblick auf die Anreizsetzung einen regelmifBigen Nachbesse-
rungsbedarf.

246. Dariiber hinaus kommt es durch die technologische Differenzierung entsprechend
der politischen Vorpragung zu einer Vorauswahl hinsichtlich der Férderungswiirdigkeit
einer Energieerzeugungsform. Die explizite Forderung bekannter Erzeugungstechnolo-
gien in unterschiedlicher Hohe hat die Monopolkommission bereits in ihren letzten bei-
den Sondergutachten kritisiert.”® Denn das EEG fordert auf diese Weise nicht per se
eine umweltfreundliche Erzeugung, sondern konzentriert sich auf einen vergleichsweise
engen Ausschnitt moglicher Verfahren zur Vermeidung von Emissionen und differen-
ziert hierbei noch einmal innerhalb der unterschiedlichen Technologien. Die vielféltigen
Informationen iiber alternative Technologien und ihre unterschiedlichen Vermeidungs-
kosten liegen nur dezentral in der Gesellschaft vor, sodass ein geeignetes Klimaschutz-
system — ohne AnmafBung von Wissen liber das Ergebnis — stets demjenigen mit den
besten Informationen Anreize bieten sollte, Emissionen zu geringstmdglichen Kosten zu
vermeiden.

282 Vgl. ebenda, S. 37.

283 Zu den absoluten Zahlen fiir 2011 vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 28, Abbildung 6.
Zu den Zahlen fiir die Bruttostromerzeugung nach Energietragern im Jahr 2012 vgl. BDEW, Erneuer-
bare Energien und das EEG: Zahlen, Fakten, Grafiken, a.a.0., S. 6.

284 Vgl. Haucap, J./Kiihling, J., Zeit fiir eine grundlegende Reform der EEG-Forderung — das Quotenmo-
dell, Energiewirtschaftliche Tagesfragen 63(3), 2013, S. 41-49.

285Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 54, a.a.O., Tz. 62 ff.;; Sondergutachten 59, a.a.O.,
Tz. 526.
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3.3.2.3 Negative Borsenpreise belasten Energiepreise

247. Aufgrund des Einspeisevorrangs und garantierter Vergiitungssitze nach dem EEG
miissen EE-Anlagenbetreiber derzeit nicht darauf achten, welchen tatsédchlichen Preis
ihre erzeugten Strommengen an der Borse erzielen. Vielmehr erhalten sie im urspriingli-
chen Vermarktungsmodell fiir ihren Strom stets eine Einspeisevergiitung, die durch die
EEG-Umlage mit der Stromrechnung an die Verbraucher weitergereicht wird. Der Uber-
tragungsnetzbetreiber ist hingegen nicht nur verpflichtet, den EEG-Strom abzunehmen,
sondern auch, ihn an der Borse zu vermarkten. Die erzielten Erlose aus dem Verkauf des
EEG-Stroms mindern dann in der Folge die EEG-Umlage und damit die an die Verbrau-
cher weitergegebenen Kosten. Rutscht der Preis allerdings ins Negative, so entstehen so-
gar zusdtzliche Kosten, da der Strom durch die Einspeisevergiitung und zusétzlich durch
dessen Abnahme vergiitet werden muss.

248. Okonomisch betrachtet entstehen negative Borsenpreise dadurch, dass eine preis-
unelastische Nachfrage nach Strom auf ein (borsen-)preisunelastisches Stromangebot
trifft. Ursache fiir die fehlende Preiselastizitit der Stromanbieter ist, dass durch den Ein-
speisevorrang im EEG die Betreiber von EE-Anlagen keine Anreize haben, ihre Anla-
gen abzuregeln, wenn die Nachfrage nach Strom bereits gedeckt ist. Dies gilt neben der
Einspeisevergiitung auch fiir die Direktvermarktung im Marktpramienmodell, da der
Anlagenbetreiber ebenfalls eine dargebotsabhéngige Strommenge in das Stromnetz ein-
zuspeisen bereit ist, wenn der negative Preis durch die gezahlte Marktpramie tiberkom-
pensiert wird. So zeigt sich, dass sich 2012 mit der Einfiihrung des Marktprdmienmo-
dells die Zahl der Stunden, in denen sich ein negatives Preisniveau eingestellt hat, ge-
geniiber den beiden Vorjahren nichtsdestotrotz deutlich erh6ht hat.**

249, Verstirkt wird diese Problematik dadurch, dass Strom bislang kaum gespeichert
werden kann und vor allem bei nicht regelleistungsfahigen Erzeugungsanlagen (wie bei
der Solarenergie und der Windenergie) die Stromproduktion nicht verzdgert werden
kann. Gleichzeitig versuchen die Produzenten konventioneller Energietrager auftretende
Schwankungen zwischen Stromangebot und -nachfrage durch eine Anpassung der Pro-
duktion in den Grund- und Mittellastkraftwerken aufzufangen. Da diese Kraftwerke je-
doch gewisse Anlaufzeiten benoétigen, ist es teilweise nicht mdglich, sie im Falle negati-
ver Borsenpreise flir eine geringe Stundenanzahl komplett vom Stromnetz zu nehmen.

250. In den vergangenen Jahren konnten bereits mehrmals Situationen mit negativem
Preisniveau beobachtet werden (vgl. Tabelle 3.3). In solchen Fillen entstehen durch den
EEG-Strom in doppelter Hinsicht Kosten, da sowohl die Erzeugung mittels fixer Ein-
speisetarife als auch die Abnahme bei negativen Preisen durch die EEG-Umlage finan-
ziert werden miissen. Konkret kommt es bislang insbesondere an windstarken Tagen zu
negativen Borsenpreisen.?®” Da bei einer Windenergieanlage keine Brennstoffkosten an-
fallen, erzeugen diese Anlagen Windstrom zu Grenzkosten von (nahezu) 0 Euro/MWh
und konnen so (nahezu) kostenlos Strommengen nach dem Prinzip ,,produce and forget*
erzeugen. Behdlt man den Einspeisevorrang bei, dann wird sich das Problem negativer

286 Dabei ist anzunehmen, dass EE-Anlagenbetreiber den Einsatz solcher Anlagen, die eine Leistungsver-
schiebung erlauben, durch das Marktpramienmodell tendenziell dem Preisniveau anpassen. Fiir nicht
regelleistungsfahige Anlagen bietet sich eine solche Mdglichkeit jedoch nicht.

287 Vgl. http://www.bundesnetzagentur.de/cae/servlet/contentblob/149950/publicationFile/3937/Hi.
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Borsenpreise bei einem weiter steigenden Anteil von EEG-Strom immer mehr zuspit-
zen.

Tabelle 3.3:
Stunden negativer Borsenpreise an der EPEX SPOT
2008 2009 2010 2011 2012
Stunden 15 71 12 15 56
Preis <0

Quelle: Eigene Berechnungen, EPEX SPOT

251. Die Bundesnetzagentur sah aufgrund des Auftretens negativer Preisspitzen im Rah-
men der Erstellung der Ausgleichsmechanismus-Ausfithrungsverordnung (AusglMech
AV) im Jahr 2009 die Notwendigkeit, eine Limitierung des durch den Ubertragungsnetz-
betreiber an der Borse zu vermarktenden EEG-Stroms vorzunehmen. § 8 Ausgl Me-
chAV enthilt eine — aktuell bis zum 28. Februar 2015 verlingerte — befristete Uber-
gangsregelung, wonach die Preislimits der preisabhdngigen Gebote an der EPEX SPOT
im Falle eines Aufrufs zur zweiten Auktion bei mindestens -350 Euro/MWh und hdchs-
tens -150 Euro/MWh liegen.®® Konnen die Ubertragungsnetzbetreiber den Strom den-
noch nicht oder nicht vollstdndig vermarkten, sind sie in letzter Konsequenz berechtigt,
freiwillige Vereinbarungen zu nutzen. In diesen verpflichten sich auf der Angebotsseite
die Stromerzeuger dazu, die Stromeinspeisung ganz oder teilweise zu unterlassen, oder
es verpflichten sich auf der Nachfrageseite die Stromverbraucher, ihren Stromverbrauch
in einem bestimmten Ausmal zu erhchen.”

3.3.2.4 Weitere Problemfelder: Netzparitiit und Systemkomplexitiit
Netzparitit

252. Aufgrund sinkender Gestehungskosten der Solarstromerzeugung einerseits und ste-
tig steigender Kosten des ,,Netzstroms* andererseits ist zukiinftig eine ,,Netzparitit* zu
erwarten. Damit ist eine Situation gemeint, in der selbst erzeugter Solarstrom genauso
kostengiinstig ist wie der iiber das Netz bezogene ,,Fremdstrom®. Wéhrend im Preis fiir
diesen Netzstrom Netznutzungsentgelte, Strom- und Mehrwertsteuer, Konzessionsabga-
ben, EEG- und KWK-Umlage enthalten sind, fallen diese Kosten beim Eigenverbrauch
von selbst erzeugtem Strom nicht an.

253. Dies fiihrt dazu, dass zwar Stromnetzinfrastruktur (im Falle der Photovoltaik in
sonnenarmen Stunden) vorgehalten werden muss, diese aber von immer weniger Nut-
zern tatsichlich bezahlt wird, da die Nutzer des Stromnetzes weitgehend proportional
zur bezogenen Strommenge liber die Netzentgelte an den Kosten des Netzes beteiligt
werden.

288 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 308 ff.

289 Vgl. http://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Downloads/DE/BNetzA/Sachgebiete/Energie/Er-
neuerbareEnergienGesetz/Ausgleichsmechanismus AusfVerordg/Eckpunkte AusgiMechAVpdf.pdf?
__blob=publicationFile.
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Systemkomplexitdit

254. Aufgrund differierender Einspeisetarife, verschiedener Nachjustierungen und nach-
frageseitiger Sonderregelungen seitens des Gesetzgebers ist ein komplexes System rund
um die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien entstanden. Auf der Angebotsseite
haben sich diverse Einspeisetarife entwickelt, die sich in ihrer Hohe danach unterschei-
den, (1) welche Technologie zur Stromerzeugung eingesetzt wird, (2) zu welchem Zeit-
punkt die Anlage errichtet wurde, (3) welche Leistung (in kW) die Anlage besitzt und
(4) an welchem Standort sie sich befindet (z.B. Solaranlagen auf Gebauden oder Freifla-
chen, Wind onshore versus offshore). Hinzu kommen Absenkungen der Fordersitze und
Mengendeckelungen.

So bewirkt beispielsweise das sog. Griinstromprivileg (§ 39 EEG) fiir Stromlieferanten
eine EEG-Umlagenreduktion um 2 Cent/kWh, sofern mindestens 50 % des an die Letzt-
verbraucher gelieferten Stroms aus erneuerbaren Energien und auflerdem 20 % des
Stroms aus fluktuierenden Erneuerbaren, wie Wind und Sonne, erzeugt wurden. Eine
Beriicksichtigung von Strommengen ist moglich, soweit eine ordnungsgeméife Mittei-
lung des Wechsels in die Direktvermarktung erfolgt ist.

255. Auf der Nachfrageseite gibt es Ausnahmeregelungen fiir sog. privilegierte Letztver-
braucher (§§ 40 ff. EEG). So miissen energieintensive Industrien und Schienenbahnen
nur eine deutlich verminderte EEG-Umlage zahlen, damit deren Wettbewerbsfahigkeit
nicht gefdhrdet wird. Derartig privilegierte Unternehmen haben im Jahr 2012 lediglich
0,3 % des gesamten Umlagebetrages gezahlt, obwohl sie 18 % des Stroms verbraucht
haben.”” Zudem ist die Eigenstromerzeugung, die in den letzten Jahren konstant bei
rund 50 TWh lag, von der EEG-Umlage ebenso befreit wie der Eigenstromverbrauch.*"

256. Aufgrund von Informationsdefiziten des Gesetzgebers und des starren planwirt-
schaftlichen Systems des EEG sind fortwéhrend Nachjustierungen seitens des Gesetzge-
bers notwendig, um unerwiinschte ,,Nebenwirkungen zu minimieren. So haben Kosten-
degressionen der Solartechnologie zu einer erheblichen Ausweitung der Gewinnspannen
und damit zu einem erheblichen Ausbau dieser Technologie gefiihrt, da diese Kostende-
gressionen nicht hinreichend in einer addquaten Absenkung der Einspeisetarife reflek-
tiert wurden.”* Die darauf folgenden exzeptionellen Absenkungen der Tarife und Men-
gendeckelungen haben allerdings bislang vielmehr zu einer Art ,, Torschlusspanik® neuer
Anlagenbetreiber gefiihrt, sodass sehr kurzfristig noch Anlagen zugebaut wurden. Zu
vermuten ist, dass trotz der implementierten Kopplung der Sétze an die Zubaugeschwin-
digkeit hier auch in Zukunft weitere Anpassungen erfolgen werden. In der Summe ver-
ursacht das System eine Reihe von Regulierungskosten und Unsicherheiten fiir die
Marktakteure. AuBBerdem wird durch die Komplexitit des Systems auch die Wirksam-
keit der Malnahmen erschwert.

290 Vgl.BNetzA, Evaluierungsbericht zur Ausgleichsmechanismusverordnung, Bonn, Mérz 2012, S. 8,
21.

291 Vgl. BMWi/BMU, Erster Monitoring-Bericht ,,Energie der Zukunft®, Berlin, Dezember 2012, S. 37.

292 Vgl. Haucap, K./Kiihling, J., Zeit fiir eine grundlegende Reform der EEG-Forderung — das Quotenmo-
dell, Energiewirtschaftliche Tagesfragen 63(3), 2013, S. 41.
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3.3.3 Reform des EEG mithilfe einer Mengensteuerung: Das Quotenmodell nach
schwedischem Vorbild

257. Die fehlende Ausrichtung des EEG an klaren Zielen und 6konomischen Prinzipien
ist vor allem deshalb kritisch zu hinterfragen, weil als Ziele deutscher Energiepolitik so-
wohl die Bezahlbarkeit und Wirtschaftlichkeit der Energieversorgung als auch ein Anteil
von erneuerbaren Energien an der Stromversorgung von mindestens 80 % bis zum Jahr
2050 vorgegeben wurden.”* Aufgrund der Tatsache, dass eine vollstindige Integration
der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien in den Strommarkt ohne staatliche Un-
terstiitzung (trotz sinkender Gestehungskosten) in absehbarer Zeit unwahrscheinlich ist,
lasst sich das ambitionierte Ziel von 80 % erneuerbarer Energien an der Stromversor-
gung am verldsslichsten mit dem Modell einer Mengensteuerung, konkret umgesetzt
durch ein Quotenmodell, erreichen. Die Einfiihrung eines solchen Quotenmodells wurde
unter anderem bereits von der Monopolkommission, dem Sachverstindigenrat zur Be-
gutachtung der gesamtwirtschaftlichen Entwicklung, acatech (Deutsche Akademie der
Technikwissenschaften), dem Rheinisch-Westfélischen Institut fiir Wirtschaftsforschung
(RWI) und dem Diisseldorf Institute for Competition Economics (DICE) empfohlen.***

3.3.3.1 Vorschlag fiir die Ausgestaltung eines Quotenmodells

258. Die Monopolkommission pladiert dafiir, sich bei der Umsetzung eines Quotenmo-
dells am Vorbild Schwedens zu orientieren, da Schweden seit mittlerweile zehn Jahren
erfolgreich ein Quotenmodell implementiert hat. Dabei ist der speziellen Situation in
Deutschland Rechnung zu tragen. Grundsétzliches Ziel des Quotenmodells ist eine Stei-
gerung der Produktion erneuerbarer Energien bei gleichzeitiger Kosteneffizienz.*”

Im Unterschied zur EEG-Einspeisevergiitung wird in einem Quotenmodell nicht der
Einspeisepreis fiir die Erneuerbaren ex ante festgelegt, sondern die im Produktionsmix
zu erreichende relative Menge erneuerbarer Energien (Quote). Um die Herkunft von
Elektrizitdt aus erneuerbaren Energiequellen im Handel ,,sichtbar® zu machen, muss der
Gesetzgeber handelbare Zertifikate, auch Griinstromzertifikate oder Herkunftsnachweise
genannt, implementieren. In Schweden ist es die Aufgabe der schwedischen Regulie-
rungsbehorde — der schwedischen Energieagentur (Swedish Energy Agency, Energimyn-
digheten) —, EE-Anlagen, die zertifikateberechtigt sein sollen, zu genehmigen und nach-
folgend zu kontrollieren.”® Die Férderung in einem Quotenmodell besteht somit nicht
mehr in einer fixierten und iiber dem Marktpreis flir Strom liegenden Direktvergilitung

293 Vgl. Abschnitt 3.1.

294 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59; a.a.0.; Sachverstdndigenrat zur Begutachtung der ge-
samtwirtschaftlichen Entwicklung, Verantwortung fiir Europa iibernehmen, Jahresgutachten 2011/
2012, Wiesbaden 2011; acatech, Die Energiewende finanzierbar gestalten: Effiziente Ordnungspolitik
fiir das Energiesystem der Zukunft, Miinchen, September 2012; RWI, Marktwirtschaftliche Energie-
wende: Ein Wettbewerbsrahmen fiir die Stromversorgung mit alternativen Technologien, August
2012; Bockers, V./Coenen, M./Haucap, J., Stellungnahme zu: Mit mehr Marktwirtschaft die Energie-
wende aktiv gestalten — Verantwortung fiir den Energie- und Industriestandort Nordrhein-Westfalen
iibernehmen, DICE Ordnungspolitische Perspektiven Nr. 39, Diisseldorf, Februar 2013.

295 Vgl. Swedish Energy Agency, The electricity certificate system, 2012, http://www.energimyndighe-
ten.se/en/Sustainability/The-electricity-certificate-system.

296 Zu den Aufgaben der fiir das Zertifikatesystem zustéindigen Institutionen des schwedischen Ubertra-
gungsnetzbetreibers ,,Svenska Kraftnét“ und der schwedischen Energieagentur vgl. Swedish Energy
Agency, The electricity certificate system, a.a.0O., S. 8.
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von EE-Anlagen, sondern darin, dass ein Anlagenbetreiber neben dem Preis fiir den er-
zeugten Strom zusdtzlich eine Verglitung aus dem Verkauf der Zertifikate erhilt.

259. Auf der Anbieterseite erhélt in Schweden eine genehmigte EE-Anlage fiir eine Me-
gawattstunde ein Zertifikat. Das Zertifikat gibt es ergdnzend zu dem normalen Strom-
preis und es kann separat verkauft werden. Neu geschaffene Stromerzeugungskapaziti-
ten sind dabei berechtigt, liber den Zeitraum von 15 Jahren (Qualifikationsperiode) fiir
jede Megawattstunde eingespeisten Stroms ein Zertifikat zu erhalten. In Schweden stellt
der Ubertragungsnetzbetreiber ,,Svenska Kraftniit“ — auf Basis der konkreten Messwerte
der EE-Anlage — den EE-Anlagen die entsprechende Menge an Griinstromzertifikaten
aus. Dem schwedischen Ubertragungsnetzbetreiber wurden innerhalb des Quotensys-
tems grundlegende Aufgaben der Buchfiihrung {iber die Zertifikate iibertragen, d.h. er
fiihrt beispielsweise ein Konto iiber die vorhandenen Zertifikatemengen und 16scht ver-
wendete Zertifikate auf Basis der Entscheidungen der schwedischen Energieagentur am
1. April eines jeden Jahres. Dabei werden Informationen iiber Durchschnittspreise sowie
die Gesamtmenge aller ausgegebenen, gehandelten und geldschten Zertifikate 6ffentlich
einsehbar gemacht. Dieses System erscheint aus Sicht der Monopolkommission so {iber-
tragbar. Allerdings regt die Monopolkommission an, in einem Quotensystem die Ausga-
be von Zertifikaten insoweit an die Nachfrage zu kniipfen, dass in Zeiten von negativen
Borsenpreisen keine Zertifikate ausgegeben werden.

260. Damit durch ein Quotenmodell ein moglichst effizienter Mechanismus entsteht, um
den Anteil erneuerbarer Energien weltweit zu erhdhen, ist es im Grundsatz sinnvoll,
auch solche Anlagen durch die Ausgabe von Zertifikaten zu férdern, deren Standort sich
aullerhalb Deutschlands befindet. Aufgrund der im Zusammenhang mit einer solchen
Forderung auftretenden Probleme, z.B. mit einer moglichen Wettbewerbsverzerrung
durch Doppelforderung (durch eigene Fordersysteme in anderen Léndern) und mit den
durch die deutsche Forderpolitik induzierten externen Effekten, schldagt die Monopol-
kommission vor, darauf hinzuwirken, nationale Quotensysteme nach und nach zu kop-
peln und damit einen gemeinsamen Markt fiir Griinstromzertifikate zu schaffen.?’

261. Auf der Nachfrageseite sollte eine Zertifikatenachweispflicht bestehen, d.h. die
Verpflichtung zum Kauf einer bestimmten Menge an Zertifikaten (Quotenverpflichtung)
vor allem fiir Stromhéndler sowie Letztverbraucher bzw. Unternehmen in dem Ausmal,
in dem sie Strom verbraucht haben, den sie selbst produziert, importiert oder an der
deutschen Strombérse gekauft haben.?”® Diese Akteure sollten gesetzlich dazu verpflich-
tet werden, eine im Jahresdurchschnitt zu erfiillende Quote an Strom aus erneuerbaren
Energien vorzuweisen. Auf diese Weise wiirde kiinstlich eine Nachfrage nach EE-Strom
erzeugt.

In Schweden miissen die Zertifikatepflichtigen (Elektrizititsversorger und bestimmte
Verbraucher) spétestens zum 1. Mérz eines jeden Jahres ihre Stromverkaufsmengen und
die angesammelten Zertifikate an die schwedische Energieagentur melden. Die schwedi-
sche Energieagentur fiihrt ein Register iiber die Zertifikatepflichtigen und deren Zertifi-
katemengen und priift nach Meldung durch die Zertifikatepflichtigen, ob diese die vor-
gegebene Quote, d.h. eine ausreichende Menge an Zertifikaten im Verhéltnis zu ihrer

297 Vgl. Abschnitt 3.1.2.2, insbesondere Tz. 197.
2981In Schweden sind stromintensive Unternehmen allerdings von der Quotenverpflichtung befreit; vgl.
Abschnitt 1.2.
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Liefermenge an die Endkunden, in ihrem Portfolio erreicht haben. Die fehlenden oder
iiberschiissigen Zertifikate konnen seitens der Zertifikatepflichtigen iiber die Borse
(Nordic Power Exchange) oder bilateral bis zum 31. Mérz des jeweiligen Jahres bezo-
gen oder verkauft werden. Zertifikate, die zur Erfiillung der Quote verwendet wurden,
werden anschlieBend geldscht, nicht verwendete Zertifikate bleiben giiltig (,,banking®).
Wird die gesetzlich vorgegebene Quote an ,,griinem Strom‘ nicht erreicht, ist eine Straf-
zahlung von 150 % des durchschnittlichen Preises der Griinstromzertifikate zu entrich-
ten. In der Einflihrungsphase des schwedischen Quotenmodells fiihrten geringe Straf-
zahlungen fiir nicht eingereichte Zertifikate dazu, dass Zertifikate zuriickgehalten und
stattdessen Strafzahlungen akzeptiert wurden. Aktuell liegt die Erfiillungsquote in
Schweden bei fast 100 %, sodass davon auszugehen ist, dass die Strafzahlung nun aus-
reichend hoch gewihlt wurde. Eine ausreichend hohe Ponale, welche die Zertifikatekos-
ten deutlich iibersteigt, ist im Quotenmodell demnach eine wichtige Voraussetzung, um
die tatsdchliche Erfiillung der Quote anzureizen.

262. Die Griinstromzertifikate konnen auf dem OTC-Markt und an den Spot- und Ter-
minmérkten der Strombdrse separat gehandelt werden. Dabei gab es bereits in der Ver-
gangenheit einen borslichen Handel mit Herkunftsnachweisen, der jedoch auf freiwilli-
gen Initiativen basierte. Vom Handel mit Herkunftsnachweisen ist allerdings EEG-
Strom, der gemiB § 16 EEG vergiitet wird, sowie direkt vermarkteter Strom nach § 33b
EEG aufgrund des Doppelvermarktungsverbotes nach § 55 Abs. 1 S. 1, 2 sowie § 56
EEG ausgeschlossen. Ein Handel mit Herkunftszertifikaten ist insoweit derzeit lediglich
fiir aulerhalb des EEG gewonnenen Strom, also z.B. fiir Strom aus norwegischen Was-
serkraftwerken, moglich. Mit der Richtlinie 2009/28/EG*”® wurde eine einheitliche euro-
paische Rechtsgrundlage fiir den Handel mit Herkunftsnachweisen geschaften, auf deren
Grundlage ein europaweiter und standardisierter Handel an organisierten Marktplitzen
etabliert werden kann. Dabei soll ein Herkunftsnachweis standardmafBig fiir eine Mega-
wattstunde gelten. EPEX SPOT und EEX haben im Juni 2013 den borslichen Handel
mit Herkunftsnachweisen begonnen.**

263. Im Rahmen dieser Systematik kann grundsitzlich auch von der Technologieneutra-
litdit abgewichen werden, indem fiir die Forderung bestimmter Technologien, wie z.B.
nicht fluktuierender Energietrdger, eine Primie gezahlt wird. So wire es den Erzeugern
von als besonders forderwiirdig erachteten Erzeugungsanlagen moglich, pro erzeugter
Mengeneinheit zwei Griinstromzertifikate zu erhalten. Auch in Schweden wurde dar-
iiber diskutiert, Offshore-Windenergie zusitzlich zu fordern und so deren Ausbau stér-
ker anzureizen und dem aus dieser Technologie erzeugten Strom mehr Zertifikate zuzu-
gestehen. Allerdings wurde diese Idee letztlich verworfen, da die Ausgestaltung des
Quotenmodells moglichst einfach belassen und Verzerrungen innerhalb der Energietra-
ger zugunsten teurer Offshore-Windenergie vermieden werden sollten. Demgegeniiber
hat Grof3britannien in seinem Quotensystem durch den Energy Act 2008 die Moglich-
keit zur Differenzierung zwischen den Energietrdgern ermoglicht und durch die Renew-
ables Obligation Order 2009 vollzogen.*®' Nach Auffassung der Monopolkommission

299 Vgl. Richtlinie 2009/28/EG des Européischen Parlaments und des Europdischen Rates vom 23. April
2009 zur Forderung der Nutzung von Energie aus emeuerbaren Quellen und zur Anderung und an-
schlieBenden Aufhebung der Richtlinien 2001/77/EG und 2003/30/EG, ABIL. EU Nr. L 140 vom
5. Juni 2009, S. 16.

300 Vgl. auch Abschnitt 3.3.4.2.

301 Vgl. zu diesem und weiteren Aspekten des Quotenmodells in GrofB3britannien Abschnitt 3.3.5.
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sprechen allerdings verschiedene Griinde fiir eine grundsétzlich technologieneutrale
Ausgestaltung der Forderung erneuerbarer Energien — auch auflerhalb des Quotenmo-
dells.

264. Eine systemische Frage betrifft zudem den Umgang mit Altanlagen. In Schweden
wurden grofle Wasserkraftanlagen aus dem Zertifikatehandel ausgenommen, wéhrend
alle tibrigen EE-Anlagen zwecks Schaffung einer ausreichenden Liquiditét des Zertifika-
temarktes in das System aufgenommen wurden. Jedoch fiihrte dies dazu, dass Altanla-
gen auf diese Weise erhebliche Renten erzielten, da deren Betrieb bereits vor Einfiihrung
des Zertifikatemarktes groftenteils kostendeckend war und sie insofern keiner Forde-
rung bedurft hitten. Dies hat dazu gefiihrt, dass allein diese Regelung Schitzungen zu-
folge einen Anteil von 10 bis 15,5 % an den Gesamtkosten der Forderung bis zum Jahr
2030 ausmacht.’” Die Umsetzung eines Quotenmodells in Deutschland sollte die friihe-
re EEG-Forderung grundsitzlich nur fiir Neuanlagen ersetzen, wiahrend Altanlagen wei-
terhin die bestehende Forderung erhalten. Auch die Ausgabe der Zertifikate sollte allein
neu errichtete Anlagen betreffen. Um das in Schweden mit der Ausgabe von Zertifikaten
fiir Altanlagen intendierte Problem der ausreichenden Liquiditit zu 16sen, besteht die
Moglichkeit, den Stichtag fiir die erste Periode des Abgleichs von Herkunftszertifikaten
nach hinten zu verschieben.

265. Im Rahmen des Quotenmodells ist es zudem von besonderer Relevanz, den Men-
genpfad — also die jdhrliche Anpassung der Quote bis zu einem bestimmten Ziel — von
Beginn an langfristig vorzugeben. In Schweden reicht die vorgegebene Quote bis 2035
(Ziel der Summe der Quoten bis dahin: 198 TWh), was fiir die Investoren Investitions-
sicherheit aufgrund eines langen Planungshorizonts bedeutet. In einem moglichen deut-
schen Quotenmodell konnte ankniipfend an die bestehenden Ausbauziele bis 2050 ein
entsprechend langfristiger Quotenpfad geschaffen werden, der stabile Rahmenbedingun-
gen und damit eine entsprechende Investitionssicherheit garantiert.

266. Der schwedische und der deutsche Strommarkt unterscheiden sich auf der Erzeu-
gerstufe in ihrem Produktionsmix. Wahrend in Deutschland neben EE-Grof3anlagen
auch eine kleinteilige Struktur — etwa bei privaten Photovoltaikanlagen — verbreitet ist,
ist die Situation in Schweden in diesem Punkt nicht vergleichbar. Eine Preissteuerung
mittels fixer Einspeisetarife erleichtert zwar insbesondere sehr kleinen Anlagen — wie in
Deutschland den Photovoltaikanlagen — die Teilnahme am Markt. Allerdings gibt es be-
reits jetzt spezialisierte Stromhéndler, welche die Strommengen kleiner Anlagen biin-
deln und insoweit GroBen- und Verbundvorteile fiir die Betreiber kleiner Anlagen auf
dem Markt generieren kénnen.>” Fiir eine Ubergangsperiode sollte indes den Betreibern
kleiner Anlagen (z.B. bis 100 kW) die Mdglichkeit gelassen werden, die Ubertragungs-
netzbetreiber gegen ein Entgelt mit der Stromvermarktung zu betrauen.

3.3.3.2 Wichtige Vorteile eines Quotenmodells gegeniiber einer Preissteuerung

267. Durch ein Quotenmodell werden mehrere der mit einer Preissteuerung verbunde-
nen Schwichen effektiv gelost und durch effiziente und selbstregulierende Mechanis-
men ersetzt:

302 Vgl. Bergek, A./Jacobsson, S., Are tradable green certificates a cost-efficient policy driving technical
change or a rent-generating machine? Lessons from Sweden 2003-2008, Energy Policy 38, 2010,
S. 1255-1271.

303 Vgl. Abschnitt 3.3.1.1.
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- Ein wichtiger Vorteil des Quotenmodells gegeniiber einer Preissteuerung ist des-
sen Treffsicherheit. Da im Unterschied zur EEG-Einspeisevergiitung in einem
Quotenmodell nicht der Einspeisepreis fiir die Erneuerbaren ex ante festgelegt
wird, sondern die im Produktionsmix gewiinschte Strommenge auf Basis erneu-
erbarer Energien, ldsst sich der Zubau — im Unterschied zu einer Preissteuerung
— exakt steuern und prognostizieren. Das schwedische Beispiel zeigt dabei, dass
ein exakt konfiguriertes Quotenmodell enorm hohe Zielerreichungsgrade zur
Folge haben kann. Diese liegen in Schweden in den letzten Jahren bei fast
100 %; die verwendeten Zertifikate entsprechen also im Wesentlichen der Zahl
der ausgestellten (vgl. Abbildung 3.9). Mithilfe des Quotenmodells ldsst sich auf
diese Weise beispielsweise der Netzausbau deutlich besser mit dem weiteren
Ausbau der erneuerbaren Energien koordinieren. Dies hétte positive Auswirkun-
gen auf die Planbarkeit der Energiewende und die Folgekosten konnten gemin-
dert werden.

+ Im Quotenmodell setzt die Steuerungswirkung direkt bei der Zubaumenge erneu-
erbarer Energien als Zielparameter an, weshalb Verdnderungen an weiteren Para-
metern — wie den Anlagenkosten — unmittelbar zu Veranderungen in den Knapp-
heitsrelationen der Zertifikate filhren. Dadurch wird verhindert, dass die Ver-
braucher fiir die Erreichung des Zubauziels mehr als nétig bezahlen. Uberrendi-
ten aufgrund von verzogerten Anpassungen der Einspeisevergiitungssitze wer-
den auf diese Weise vermieden.

« Da die Riickfliisse aus EE-Anlagen im Quotenmodell auch vom Marktpreis ab-
hiangen, haben Anbieter von variabel abrufbarer Energie (z.B. auf Basis von
Wasserkraft, Biomasse) einen Anreiz, ihre Produktion insbesondere auf Hoch-
preisphasen zu verlegen. Da bei negativen Borsenpreisen keine Zertifikate aus-
gegeben werden, wird zudem ein Anreiz geschaffen, in diesen Zeiten entspre-
chende Anlagen abzuschalten, statt durch die Vergilitung von Stromabnehmern
zusitzliche Kosten zu erzeugen.

- FEinen wesentlichen Vorteil sieht die Monopolkommission in der vorgeschlage-
nen Version des Quotenmodells auch darin, dass fiir Energieerzeuger und -hénd-
ler gleichsam Anreize gesetzt werden, moglichst kostengiinstig Strom zu produ-
zieren bzw. einzukaufen, um auf diese Weise einen Wettbewerbsvorteil gegen-
iiber anderen EE-Erzeugern und EE-Héndlern im Markt zu generieren. Auf diese
Weise setzen sich effiziente EE-Technologien, -standorte sowie -anlagengrof3en
im Wettbewerb durch und nicht solche, deren Gewinnspanne aufgrund der politi-
schen Festlegung der Einspeisetarife am grofBten ist.

In Schweden besteht der EE-Produktionsmix aktuell vornehmlich aus Wasser
(42 %), Kraft-Warme-Kopplung — zumeist in kommunaler Hand — auf Basis von
Holzpellets und Biomasse (11 %) und Wind (6 %).*** Solarenergie spielt im
schwedischen Energiemix indes eine verschwindend kleine Rolle und wird
hauptséchlich fiir den Eigenverbrauch (Shopping Malls, Schulen) genutzt. Eine
aktuelle Studie des RWI weist im Szenario eines weiter bestehenden EEG mit
differenzierten Einspeisetarifen Folgekosten von 58,8 Mrd. Euro bis 2020 aus.
Wiirde sich indes beispielsweise im Rahmen eines Quotenmodells ein Preis fiir
griine Zertifikate einstellen, der kiinftig allein den Zubau der Windkraft an Land

30441 % verbleiben bei der Atomkraft.
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forcieren wiirde, fielen bis zum Jahr 2020 lediglich rund 6,8 Mrd. Euro an Zah-
lungsverpflichtungen fiir die Verbraucher an.*®

« Am Beispiel Schwedens zeigt sich auch, dass sich das Quotenmodell sehr gut fiir
eine Harmonisierung der europdischen Fordersysteme eignen kann. So begann
am 1. Januar 2012 ein gemeinsamer Zertifikatehandel Schwedens mit Norwe-
gen, wobei die Quote in beiden Léndern heute auch durch die im jeweils anderen
Land erworbenen Zertifikate erfiillt werden kann. Vor dem Hintergrund eines
einheitlichen Energiebinnenmarktes ist die groBere Kompatibilitit ein weiterer
Vorteil des Quotenmodells, sodass eine Verkniipfung mit den Systemen in ande-
ren Léndern leichter moglich ist. Eine entsprechende Harmonisierung fiihrt zu
hoherer Liquiditdt, einer steigenden Anzahl von Marktakteuren und schlussend-
lich zu mehr Systemstabilitdt, da die Harmonisierung die Anreize fiir Systeméan-
derungen durch nationale Parlamente mindern diirften.

Abbildung 3.9:

Bilanz des schwedischen Griinstromzertifikatesystems
in den Jahren 2003 bis 2010
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Quelle:  Sachverstidndigenrat zur Begutachtung der gesamtwirtschaftlichen Entwicklung, Stabile Architektur fiir Eu-
ropa — Handlungsbedarf im Inland, Jahresgutachten 2012/13, Wiesbaden 2012, S. 289

3.3.3.3 Investitionsrisiko versus Mengenrisiko: Risikoprimien als Nachteil des
Quotenmodells?

268. Vor allem in den letzten beiden Jahren hat eine verstirkte Diskussion iiber eine
Weiterentwicklung der Forderung erneuerbarer Energien in Deutschland eingesetzt.
Wihrend dabei das Quotenmodell zunehmend Fiirsprecher gefunden hat, werden von
Kritikern auch einzelne Nachteile eines Quotensystems betont.** Die dabei vorgetrage-

305 Vgl. RWI, Marktwirtschaftliche Energiewende: Ein Wettbewerbsrahmen fiir die Stromversorgung mit
alternativen Technologien, a.a.0O., S. 5.
306 Entsprechende Bedenken wurden auch in einer von der Monopolkommission durchgefiihrten Anhd-
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nen Gegenargumente sind nicht immer zwingend mit dem Quotensystem verbunden,
sondern mit der konkreten Ausgestaltung eines solchen, wie z.B. dem Problem mogli-
cher Strafzahlungen bei Nichterfiillung der Quote oder der (Nicht-)Einbindung von pri-
vaten Kleinbetreibern. Hierzu hat die Monopolkommission bereits in ihrem Vorschlag
fiir die Ausgestaltung eines Quotenmodells entsprechende Anpassungsvorschlige ge-
macht. Ein zentraler und auch in Gespriachen mit Marktbeteiligten gegeniiber der Mono-
polkommission mehrmals vorgebrachter systematischer Einwand gegen das Quotenmo-
dell betrifft hingegen die verdnderte Risikoverteilung und die daraus abzuleitenden Wir-
kungen. Dieses Argument soll nachfolgend auf seine Stichhaltigkeit gepriift werden.

269. Kernpunkt der Kritik ist, dass es durch die Einfithrung eines Quotenmodells aufsei-
ten der EE-Investoren zu Unsicherheit {iber die Hohe der Kapitalriickfliisse kommt, die
anders als im heutigen EEG nicht mehr garantiert werden. Daher wird befiirchtet, poten-
zielle Investoren konnten aufgrund der Unsicherheit hinsichtlich der Hohe der Riickfliis-
se aus dem Verkauf von Strom und entsprechender Griinstromzertifikate davor zuriick-
schrecken, EE-Anlagen zu errichten. Zwar hitte dies nicht die Nichterfiillung der Zu-
bauziele zur Folge, da die relative Menge einzuspeisenden Griinstroms im Quotenmo-
dell vorgegeben ist und durch den Zertifikatepreis geregelt wird. Allerdings wird von
mancher Seite befiirchtet, dass das Risiko zu einer Erhohung der Preise fiir Griinstrom-
zertifikate fiihre, sodass sich im Quotenmodell die Forderkosten von EE-Anlagen erh6-
hen.

270. Zuweilen wird in der Diskussion um die Investitionsrisiken im Quotenmodell sogar
von einer ,,Erh6hung von Risiken* gesprochen. Diese Wirkungsanalyse ist tatsédchlich
nicht zutreffend, da es im Zuge der Implementierung eines Quotenmodells lediglich zu
einer Verlagerung bestimmter Investitionsrisiken kiime. Aufgrund der besonderen Rele-
vanz der Frage der Investitionsrisiken hat sich die Monopolkommission intensiver mit
dem Effekt einer moglichen Risikoverlagerung beschéftigt.

271. Die investitionsspezifischen Risiken der Errichtung von EE-Anlagen lassen sich
anhand der entsprechenden Kapitalriickfliisse in beiden Fordermodellen aufzeigen und
vergleichen.

Im Quotenmodell erhélt ein Griinstromproduzent Kapitalriickfliisse aus zwei Quellen:
einerseits aus dem Verkauf des Griinstroms, andererseits aus dem Verkauf der Zertifika-
te. Beide Kapitalfliisse sind gewdhnlichen marktlichen Risiken ausgesetzt, die aus mog-
lichen unerwarteten Veranderungen von Angebot und Nachfrage resultieren. Derartige
Risiken konnen die Marktpreise fiir Strom und Zertifikate im Zeitraum der Refinanzie-
rung beeinflussen. Schwankungen auf der Angebotsseite konnen dadurch entstehen,
dass technologische Einfliisse auf die Produktion von Strom allgemein (Riickfliisse aus
der Stromvermarktung) oder speziell Einfliisse auf die Produktion von Griinstrom
(Riickfliisse aus der Vermarktung von Griinstrom) vorliegen, die von den Erwartungen
der Investoren abweichen konnen. Ein treffendes Beispiel stellt die Kostenentwicklung
von Photovoltaikanlagen dar, welche die Errichtung solcher Anlagen und damit das An-
gebot direkt beeinflusst. Neben moglichen Risiken aus unerwarteten Schwankungen des
Angebotes bestehen auch Risiken im Bereich der Nachfrage, da diese, z.B. abhingig

rung der Marktteilnehmer vorgetragen. Fiir eine Ubersicht iiber kritische Punkte vgl. z.B. Diekmann,
J. u.a., Erneuerbare Energien: Quotenmodell keine Alternative zum EEG, DIW Wochenbericht79(45),
2012, S. 15.
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von technologischen Entwicklungen, unkalkulierbaren Verdnderungen unterworfen sein
kann.

Anders als teilweise von einigen Kritikern des Quotenmodells behauptet, entfallen diese
Risiken im derzeitigen EEG-Modell durch die garantierte Einspeisevergiitung jedoch
nur scheinbar. Da der EE-Anlagenbetreiber eine garantierte Vergiitung erhélt, die unab-
héngig von der marktlichen Entwicklung gezahlt wird, trdgt nicht er die Risiken, son-
dern die Stromverbraucher. Kommt es beispielsweise zu einem unerwarteten Preisver-
fall bei einer Griinstromtechnologie, dann tragt der Stromverbraucher die Kosten, da er
die Finanzierung der teuren Altanlagen fiir einen langen Zeitraum garantiert hat. Umge-
kehrt profitiert der Verbraucher von einer gegeniiber der Erwartung ungiinstigeren Preis-
entwicklung fiir die Errichtung der Anlagen.

Im Hinblick auf die Auswirkungen des Risikos besteht der wesentliche Unterschied
zwischen beiden Modellen darin, dass ein privater Betreiber von EE-Anlagen fir die
Ubernahme des Marktrisikos in einem Quotenmodell eine Verzinsung in Form eines Ri-
sikoaufschlages auf den Zertifikatepreis erwarten konnte. Demgegentiber bedarf es im
System der EEG-Einspeisevergiitung eines solchen Risikoaufschlages nicht,**” da dem
Investor die Kapitalriickfliisse garantiert werden, die Investition vor diesem Hintergrund
getitigt wird und der Verbraucher das Risiko absorbiert.

272. Der genannte Risikoaufschlag ist jedoch kein Spezifikum eines Quotenmodells,
sondern ist grundsétzlich einem marktlichen System eigen und daher in den allermeisten
Industrien bei Investitionsentscheidungen vorzufinden, ohne dass in diesen Féllen eine
staatliche Garantie eingefordert wiirde. Insbesondere ist aber dem mdoglichen Preisauf-
schlag fiir das Investitionsrisiko im Quotenmodell das (bereits in Abschnitt 3.3.2.1 dis-
kutierte) Mengen- bzw. Preissetzungsrisiko gegeniiberzustellen, das allein im Rahmen
einer Preissteuerung wie dem heutigen EEG auftritt (vgl. Abbildung 3.10). Dabei han-
delt es sich um ein Risiko, das aus der Ungenauigkeit der Einspeisevergiitung im Hin-
blick auf das Zubauziel resultiert. So muss die Einspeisevergiitung exakt so festgelegt
werden, dass die sich hieraus ableitende Zubaumenge von EE-Anlagen dem Zubauziel
entspricht. Wird der Preis nun aber beispielsweise zu hoch festgelegt, dann kommt es zu
einem tiberplanméfBigen Ausbau und einer — durch die Energieverbraucher finanzierten
— Steigerung der Produzentenrente.

Zudem ergeben sich durch die Unflexibilitit der Einspeisevergiitung Auswirkungen auf
das zu tragende Risiko: Bei ungeplanten Anderungen zentraler Wirtschaftlichkeitsfakto-
ren — wie dem Einkaufspreis fiir EE-Anlagen — kommt es sofort zu einer verdnderten
Rentabilitdt der entsprechenden Anlagen. Eine technologisch bedingte pldtzliche Sen-
kung/Erhdhung der Anlagenpreise hétte somit zur Folge, dass es gegeniiber dem eigent-
lichen Zubauziel zu einem iiberplanméfig hohen oder niedrigen Zubau kommt. Dabei
tragt der Verbraucher unmittelbar das Risiko durch die entstehenden Kosten fiir den ge-
geniiber der Planung zu hohen (und zu teuren) oder zu geringen Ausbau der EE-Anla-
gen.

307 Bei isolierter Betrachtung der diskutierten Risikofaktoren.
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Abbildung 3.10:
Beispiel moglicher Risikokosten im Quotenmodell und im EEG'
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1 Das Ausmal} beider Kostenwirkungen héngt von den tatsdchlichen Gegebenheiten ab. Die Grafiken zeigen eine
theoretische Darstellung beider Effekte, ohne damit einen Riickschluss auf deren tatséchliche Hohe und deren Re-
lation zueinander zuzulassen.

Quelle: Eigene Darstellung

273. Zusammenfassend stellt die Monopolkommission fest, dass es im Falle einer Modi-
fizierung der heutigen EEG-Einspeisevergiitung zu einem Quotenmodell zwar mogli-
cherweise zu Risikoaufschldgen durch die Anlagenbetreiber kime. Im Vergleich jedoch
zu den erheblichen Kosten, welche die Energieverbraucher durch das mit dem heutigen
EEG verbundene Mengenrisiko tragen, hélt die Monopolkommission das Problem mdg-
licher Risikoaufschlége fiir nicht entscheidend. Vielmehr erscheint es nach erfolgreicher
Platzierung der erneuerbaren Energien im Markt sachgerecht, das Fordersystem nun
markt- und wettbewerbskonformer zu gestalten und die Verbraucher von der Ubernahme
von Marktrisiken zu entlasten.
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3.3.4 Weiterentwicklung der bestehenden Preissteuerung
3.3.4.1 Strompreisbremse des Bundesumweltministers

274. Um den Anstieg der EEG-Umlage*® zu dimpfen und so die Verbraucher zu entlas-
ten, hat Bundesumweltminister Peter Altmaier Anfang 2013 eine Strompreisbremse vor-
geschlagen. Die Umsetzung der Energiewende solle gemill einem Zehn-Punkte-Pro-
gramms ,,volkswirtschaftlich verantwortbar und bezahlbar sein, da sie ansonsten ihre ei-
gene Basis untergraben und zerstoren wiirde. Dazu gehdre auch, dass sich die Energie-
preise in Deutschland von denen anderer Léndern nicht gravierend und dauerhaft ent-
koppeln diirften.’” Es sei ,,ein schwerer Geburtsfehler des EEG, dass zwar Fordertatbe-
stinde geschaffen, aber keinerlei Belastungs- und Kostenobergrenzen festgelegt wur-
den. !

275. Konkret sollten die Kosten der EEG-Umlage von 5,277 Cent/kWh im Jahr 2012 fiir
den Zeitraum von zwei Jahren begrenzt und so die Hohe der EEG-Umlage erstmals im
EEG festgeschrieben werden. Die EEG-Umlage sollte in den Jahren 2013 und 2014 un-
verandert auf dem seit 1. Januar 2012 geltenden Wert verbleiben; fiir die folgenden Jah-
re sollte ihr Anstieg auf maximal 2,5 % pro Jahr begrenzt werden. Hierdurch sollten Pri-
vathaushalte und Unternechmen entlastet werden, auf denen das Kostenrisiko in erster
Linie liege.”"" Ohne das Instrument der Strompreisbremse wird fiir das ndchste Jahr mit
einem Anstieg der EEG-Umlage von 5,277 auf rund 7 Cent gerechnet.*'?

276. Bei der Gegenfinanzierung der Strompreisbremse sollte das Prinzip gelten, dass die
von der EEG-Umlage bzw. ihren Ausnahmen profitierenden Marktakteure entsprechend
threm Anteil zur Begrenzung der Ausgaben beitragen sollten. Die Kosteneinsparungen
betrafen Einspeisevergiitungen und Bonusregelungen bestimmter EE-Anlagen sowie
Privilegien stromintensiver Unternehmen, Eigenerzeuger und Selbstverbraucher.’” Die
geschitzte jahrliche Kostenersparnis betrug nach Angaben des Bundesumwelt- und des
Bundeswirtschaftsministeriums ca. 1,86 Mrd. Euro (bezogen auf 2014). Dabei schien
noch unklar, wie der Kostenblock der geschitzten Einsparungen von 700 Mio. Euro auf
die privilegierten Unternechmen sowie Eigenerzeuger und Selbstverbraucher aufge-
schliisselt werden sollte.

2717. Die fiir die Strompreisbremse notwendigen Gesetzesdnderungen sollten noch vor
der Sommerpause verabschiedet werden und zum 1. August 2013 in Kraft treten.’'* Al-

308 Vgl. hierzu Abschnitt 3.3.1.

309 Vgl. BMU, Mit neuer Energie: 10-Punkte-Programm fiir eine Energie-und Umweltpolitik mit Ambiti-
on und Augenmall von Bundesumweltminister Peter Altmaier, Berlin, August 2012, S. 9, http://ww-
w.bmu.de/fileadmin/bmu-import/files/pdfs/allgemein/application/pdf/10_punkte programm_bf.pdf.

310 Vgl. BMU, Energiewende sichern, Kosten begrenzen, Vorschlag zur Sicherung einer Strompreissiche-
rung im EEG, 28. Januar 2012, S. 5, http://www.bmu.de/fileadmin/Daten BMU/Download PDF/Er-
neuerbare Energien/Strompreissicherung 20130128.pdf.

311 Vgl. ebenda.

312 Vgl. z.B. Institut der deutschen Wirtschaft Koln e.V., EEG-Umlage: Forderung gehort in den Bundes-
haushalt, K6ln, Dezember 2012, http://www.iwkoeln.de/de/infodienste/iw-nachrichten/beitrag/eeg-
umlage-foerderung-gehoert-in-den-bundeshaushalt-112184.

313 Vgl. BMU/BMWi, Energiewende sichern — Kosten begrenzen, Gemeinsamer Vorschlag zur Damp-
fung der Kosten des Ausbaus der Erneuerbaren Energien, 13. Februar 2013, http://www. bmwi.de/
BMWi/Redaktion/PDF/E/energiewende-sichern-kosten-begrenzen,property=pdf,bereich=bmwi2012,
sprache=de,rwb=true.pdf.

314 Vgl. ebenda.
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lerdings ist die hierfiir notige Einigung zwischen Bund und Léindern gescheitert;*" die
Strompreisbremse wird aktuell nicht weiterverfolgt. Die Bundesldnder hatten gegeniiber
der Strompreisbremse die Idee einer Senkung der Stromsteuer in die Diskussion einge-
bracht; dagegen spricht indes aus Sicht des Bundes, dass sich das Kostenproblem mit
der Stromsteuer allein nicht 16sen lasse.*'®

278. Die Monopolkommission erkennt die Bemiihungen der Politik an, zunehmend die
mit dem EEG verbundenen Kosten zu diskutieren und den Versuch zu unternehmen,
diese einzuddmmen. Steigende Stromkosten belasten nicht nur Privathaushalte, sondern
auch den groften Teil der Industrieunternehmen, die dadurch im internationalen Wettbe-
werb benachteiligt sind. Bei der gescheiterten Strompreisbremse hat sich gezeigt, dass
in dem komplexen EEG-Fordersystem Kiirzungen bisheriger und zukiinftiger Einspeise-
tarife und Einschnitte in bisherige Privilegien (z.B. privilegierter stromintensiver Unter-
nehmen) auf eine Reihe von Widerstédnden durch die Politik und die betroffenen Interes-
sengruppen stof3en.

Das Instrument einer Strompreisbremse stellt aus Sicht der Monopolkommission keine
systemische Anderung des Forderkonzeptes erneuerbarer Energien, sondern lediglich
einen punktuellen Eingriff dar, der die strukturellen Schwichen der EEG-Foérderung
nicht 16st und lediglich eine Kosten- bzw. Lastenumverteilung von den Verbrauchern zu
den Anlagenbetreibern und den Industriekunden darstellt. Will man dauerhaft und um-
fanglich die hohen Kosten der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien senken, dann
fiihrt nach Meinung der Monopolkommission kein Weg an einer grundlegenden, syste-
mischen Umgestaltung der EEG-Preissteuerung hin zu einem Quotenmodell vorbei.*"’

3.3.4.2 Griinstromkennzeichnung und Vorschlag einer Aufhebung des
Doppelvermarktungsverbotes zur Unterstiitzung des EEG-Fordersystems

279. Die Griinstromkennzeichnung wird nachfolgend lediglich im Kontext bzw. als
Fortentwicklung der bereits bestehenden Preissteuerung in Form des EEG-Fordersys-
tems betrachtet. In dem von der Monopolkommission vorgeschlagenen Quotenmodell
(vgl. Abschnitt 3.3.3) existieren handelbare Griinstromzertifikate bereits systembedingt,
da sie dem Nachweis des aus erneuerbaren Energien erzeugten Stroms dienen.

280. Strom ist in physikalischer Hinsicht ein homogenes Gut. Sobald der erzeugte Strom
in das Stromnetz gelangt, ist seine Herkunft nicht mehr erkennbar, da im Stromnetz der
Strom unterschiedlicher Herkunft , durchmischt wird (,,Stromsee*).>'® Mithilfe von
Strom-Herkunftszertifikaten, welche standardméBig fiir eine erzeugte Megawattstunde
Strom ausgestellt werden, wird jedoch eine Differenzierung des Stroms nach seiner Her-
kunft ermdglicht.

315,,Die Gespriache der Chefs der Staatskanzleien mit der Bundesregierung haben gezeigt, dass ein Kon-
sens vor der Bundestagswahl nicht mehr erreichbar ist“, sagte eine Regierungssprecherin, DIE Welt,
20. April 2013, http://www.welt.de/wirtschaft/energie/article115458869/Kanzleramt-besiegelt-Ende-
der-Strompreisbremse. html.

316 Vgl. Interview mit Peter Altmaier: Begrenzt gut gelaunt, Die Welt, 2. April 2013, http://www.bmu.de/
bmu/presse-reden/medienbeitracge-und-interviews/interview-mit-bundesumweltminister-peter-alt-
maier-in-die- welt-begrenzt-gut-gelaunt.

317 Vgl. ausfiihrlich hierzu Abschnitt 3.3.3 sowie noch einmal explizit zu den Vorteilen des Quotenmo-
dells Abschnitt 3.3.3.2.

318So ist es aus physikalischen Griinden nicht méglich zu gewihrleisten, dass ein Okostromkunde, der
heute beispielsweise 100 % erneuerbaren Strom, also ,,griinen Strom, kauft, auch ausschlieBlich aus
erneuerbaren Energien erzeugten Strom erhlt.
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Das Hauptaugenmerk richtet sich dabei in der Diskussion um die Herkunftsnachweise
insbesondere auf Griinstromnachweise, also Nachweise einer Stromerzeugung aus er-
neuerbaren Energien. Damit kann aus erneuerbaren Energien gewonnener Strom beim
Handel auf GroBhandels- und Endkundenmérkten ,,sichtbar* gemacht werden und lasst
sich so qualitativ — trotz seiner physikalisch homogenen Eigenschaft — im Hinblick auf
die Art der Erzeugung gegeniiber atomar und fossil erzeugtem Strom abgrenzen. Positi-
ve Externalititen der Erzeugung werden so in das Produkt ,,Strom* eingebunden, also
internalisiert und diesbeziigliche Informationsasymmetrien zulasten der Handler und
Endkunden abgebaut.’"’ Die (fiir die Vermarktung wichtige) Griinstromeigenschaft geht
damit bei der Einspeisung in das Stromnetz nicht verloren, sondern kann separat und ne-
ben der eigentlichen Strommenge mithilfe eines Herkunftsnachweises bzw. -zertifikates
gehandelt werden.

281. Der Markt fiir Herkunftsnachweise und Giitesiegel erscheint uniibersichtlich und
intransparent und nicht immer ist fiir den Endverbraucher der tatsdchliche (Zusatz-)Nut-
zen des Kaufs von Okostrom ersichtlich. Denn neben dem (blofen) Ausweis als ,,Griin-
strom* in Form eines Herkunftsnachweises ist fiir Endverbraucher ein wichtiger Aspekt,
ob und in welchem Umfang die Erlose aus Griinstromnachweisen zukiinftig in den Bau
neuer regenerativer Erzeugungsanlagen investiert werden, d.h. ob der Bau neuer EE-
Erzeugungsanlagen angereizt wird und damit der Anteil der erneuerbaren Energien an
der Stromversorgung gesteigert werden kann. Um eine solche Differenzierung zu er-
moglichen, wird eine begriffliche Abgrenzung gegeniiber Herkunftsnachweisen vorge-
nommen. Bei Stromtarifen zeigen ,,Glitesiegel im Vergleich zu Herkunftsnachweisen
an, dass ein bestimmter Anteil der Einnahmen in den Bau neuer Anlagen zur regenerati-
ven Stromerzeugung investiert wird und die zertifizierten Anlagen ein gewisses Alter
nicht tiberschreiten.**

Heterogenitit der Herkunftsnachweise und Giitesiegel sowie Doppelvermarktungsverbot

282. Derzeit existieren eine ganze Reihe verschiedener Herkunftsnachweise und Giite-
siegel auf Basis privater Initiativen diverser Institutionen: ,,RECS®, , Greenpeace-Ener-
gy*, ,,Oko-Strom-Label®, ,,OK Power*, ,,TUV* und ,,Griiner Strom Label e.V.“.**' Das
Zertifikatesystem ,,RECS* (Renewable Energy Certificates System) wurde 2001 und
2002 als ein von Marktteilnehmern entworfenes, einheitliches System zur Griinstrom-
zertifizierung etabliert. Es soll in liber 15 europdischen Lindern anhand harmonisierter
und kompatibler Kriterien den Handel mit RECS-Zertifikaten ermoglichen. Die Regis-
trierung der Energieerzeugungsanlagen, das Ausstellen von Herkunftsnachweisen sowie
die Verwaltung des Systems fiir den Transfer und die Einlosung der Herkunftsnachweise
iibernimmt in Deutschland als ,,Issuing Body* das Oko-Institut e.V.3?2

319 Analog hierzu zeigen beispielsweise im Bereich der Lebensmittel Biosiegel an, dass diese Produkte
,biologisch® sind, d.h. dass sie zu mindestens 95 % aus 6kologischem Landbau stammen und damit
bestimmte Anforderungen erfiillen wie z.B., dass keine genetisch verdnderten Erzeugnisse oder che-
misch-synthetische Pflanzenschutzmittel verwendet wurden. Auf diese Weise werden, wie im Falle der
Herkunftsnachweise fiir Strom, dem Verbraucher die Bedingungen der Erzeugung transparent ge-
macht.

320 Vgl. http://www.verivox.de/oekostrom-preisvergleich.

321 Vgl. http://www.verivox.de (Stand 30. April 2013).

322 Zu den RECS-Zertifikaten vgl. http://www.recs-deutschland.de.
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283.2001 wurden auf europdischer Ebene verbindliche Regeln festgelegt,’” wonach die
Mitgliedstaaten daflir Sorge zu tragen haben, dass die Herkunft des aus erneuerbaren
Energiequellen erzeugten Stroms nach von den einzelnen Mitgliedstaaten festgelegten
objektiven, transparenten und nicht diskriminierenden Kriterien garantiert werden kann.
Zu diesem Zweck sorgen die Mitgliedstaaten dafiir, dass auf Antrag ein Herkunftsnach-
weis ausgestellt wird (Art. 5 Abs. 1 RL 2001/77/EG). Diese Herkunftsnachweise miis-
sen Angaben zur Energiequelle, zu Zeitpunkt und Ort der Erzeugung sowie bei Wasser-
kraftanlagen eine Angabe der Leistung enthalten (Art. 5 Abs. 3 RL 2001/77/EG).

284. Die Richtlinie 2009/28/EG** legt gegeniiber der Richtlinie aus dem Jahr 2001 ver-
bindliche nationale Ziele fiir den Anteil Erneuerbarer am Bruttoendenergieverbrauch
und im Verkehrssektor fest und konkretisiert die Anforderungen an Herkunftsnachwei-
se.”” Hiernach muss ein Herkunftsnachweis binnen zwolf Monaten nach der Erzeugung
der entsprechenden Energieeinheit im In- oder Ausland verwendet werden. Zudem wird
die Unterscheidung zwischen griinen Zertifikaten, die fiir Fordersysteme genutzt wer-
den, und Herkunftsnachweisen betont; es solle ermdglicht werden, dass der entstehende
Verbrauchermarkt fiir umweltfreundliche Elektrizitidt aus erneuerbaren Quellen einen
Beitrag zum Bau neuer Anlagen fiir Energie aus erneuerbaren Quellen leistet. Daher sol-
len die Mitgliedstaaten von den Elektrizitdtsversorgern verlangen koénnen, dass die An-
gaben zu ihrem Energiemix, die sie gegeniiber Endkunden machen, einen Mindestanteil
von Herkunftsnachweisen von kiirzlich gebauten Anlagen zur Produktion von Energie
aus erneuerbaren Quellen enthalten, sofern dieses Erfordernis mit dem Gemeinschafts-
recht in Einklang steht.

285. Das European Energy Certification System (EECS) ist ein verbindliches, harmoni-
siertes System fiir den Handel von Herkunftszertifikaten. Innerhalb des EECS kdnnen
unterschiedliche Arten handelbarer elektronischer Herkunftsnachweise fiir Strom ver-
waltet werden. Das EECS wurde von der Association of Issuing Bodies (AIB), zusam-
mengesetzt aus nationalen Issuing Bodies, entwickelt. Die AIB kontrolliert sowohl die
Menge an ausgestellten und eingeldsten als auch die Menge an exportierten und impor-
tierten Zertifikaten innerhalb des europdischen Systems. Fiir die Gestaltung des EECS
dient das Zertifikatesystem RECS als Vorlage.**®

286. Zur Umsetzung der Richtlinie von 2009 wurde am 1. Januar 2013 der Betrieb eines
elektronischen Herkunftsnachweisregisters (HKNR)**’ durch das Umweltbundesamt
aufgenommen. Damit erfiillt das Umweltbundesamt die Anforderungen gemafl Art. 15
der Richtlinie, wonach die Mitgliedstaaten ein elektronisches Register fiir Strom aus er-
neuerbaren Energien errichten miissen. Das Umweltbundesamt ist dafiir zusténdig, Her-
kunftsnachweise fiir in Deutschland erzeugten Strom auszustellen und Herkunftsnach-
weise in das Ausland (Export) und aus dem Ausland (Import) zu iibertragen sowie Her-
kunftsnachweise, die zur Stromkennzeichnung verwendet werden, zu entwerten. Der

323 Richtlinie 2001/77/EG des Europdischen Parlaments und des Rates vom 27. September 2001 zur For-
derung der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energiequellen im Elektrizitdtsbinnenmarkt, ABI. EG
Nr. L 283 vom 27. Oktober 2001, S. 33.

324 Richtlinie 2009/28/EG des Europdischen Parlaments und des Rates vom 23. April 2009 zur Férderung
der Nutzung aus erneuerbaren Quellen und zur Anderung und anschlieBenden Aufhebung der Richtli-
nien 2001/77/EG und 2003/30/EG, ABL. EU Nr. L 140 vom 5. Juni 2009, S. 16.

325 Jeder Mitgliedstaat soll bis 2020 mindestens 20 % des Bruttoendenergieverbrauchs der Gemeinschaft
durch Energie aus erneuerbaren Quellen decken.

326 Insbesondere wird die gleiche technische Infrastruktur genutzt und beide Systeme werden von der
AIB verwaltet.

327 Herkunftsnachweis-Durchfiihrungsverordnung (HkKNDV) vom 15. Oktober 2012, BGBI. I S. 2147.
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Herkunftsnachweis enthdlt mindestens Angaben zur Energiequelle; Angaben dazu, ob
der Herkunftsnachweis Elektrizitdt oder Warme/Kélte betrifft; Bezeichnung, Standort,
Typ und Kapazitit der Anlage; Angaben zu moglichen Investitions-/Forderbeihilfen der
Anlage; Datum der Inbetriebnahme der Anlage sowie Ausstellungsdatum, ausstellendes
Land und eine eindeutige Kennnummer.**®

287. Derzeit gilt in Deutschland das Doppelvermarktungsverbot nach § 56 EEG, d.h.
Herkunftsnachweise werden nicht fiir Strommengen ausgestellt, die bereits eine EEG-
Vergiitung nach § 16 EEG oder eine Marktprdmie nach § 33b Nr. 1 EEG im Rahmen ei-
ner Direktvermarktung nach § 33g EEG erhalten.

Demgegentiber erhilt derjenige Herkunftszertifikate, der Strom in einer nicht nach EEG
vergiitungsfahigen Anlage erzeugt, den Strom direkt gemaf3 § 33b Nr. 3 EEG vermarktet
oder das Griinstromprivileg in Anspruch nimmt (§ 33b Nr. 2, § 39 EEG).*”

288. Hintergrund des Doppelvermarktungsverbotes ist im Grundsatz, eine Doppelforde-
rung (Einspeisetarif bzw. Marktprdmie + Zertifikatepreis) erneuerbarer Energien zu ver-
meiden. Allerdings erscheint ebenfalls plausibel, dass ein striktes Festhalten an dem
Doppelvermarktungsverbot in Deutschland moglicherweise auch dadurch motiviert sein
konnte, der Implementierung eines Quotenmodells nicht Tor und Tiir zu 6ffnen. Denn
eine Aufthebung des Doppelvermarktungsverbotes wiirde einen deutlichen Schritt in
Richtung eines Quotenmodells bedeuten, da hierbei EE-Strom ebenfalls auf zwei unter-
schiedlichen Wegen vergiitet wird (vgl. Abschnitt 3.3).%%°

Zukiinftiger Handel mit Griinstrom-Herkunftsnachweisen auch an der EEX

289. Am 6. Juni 2013 hat an der Energieborse EEX der Handel mit Griinstrom-Her-
kunftsnachweisen begonnen.**' Mit dem Einstieg in den Markt fiir Griinstrom-Her-
kunftsnachweise etabliert die EEX eine borsliche Handelsplattform fiir ein Produkt, das
bisher nur auBlerborslich gehandelt wurde. Die Zertifikate werden ausschlieBlich fiir
Kennzeichnungs- und Transparenzzwecke ausgegeben und nach ihrem Einsatz entwer-
tet. Der Handel mit Herkunftsnachweisen an der EEX ist nicht an die Lieferung von
Strom gekoppelt. Die Zertifizierung der Herkunftsnachweise erfolgt gemall der EU-
Richtlinie 2009/28/EG und dem EECS.

290. Am Terminmarkt hat der borsliche Handel mit drei Produkten begonnen. Es han-
delt sich um die Herkunftsnachweise fiir Strom aus Wasserkraft in der skandinavischen
Region (Norwegen, Schweden, Finnland und Dénemark) und der alpinen Region
(Schweiz, Osterreich und Deutschland) sowie die Herkunftsnachweise fiir Windkraft aus
der Nordseeregion (Deutschland, Dédnemark, Niederlande und Belgien). Um die Liquidi-
tit in diesem Markt zu biindeln, wird der Handel von Herkunftsnachweisen zunédchst nur
an einem Tag in der Woche stattfinden.

328 Vgl. Art. 15 Abs. 6 RL 2009/28/EG.

329 Vgl. Miischen, K., Bedeutung und Rolle der Herkunftsnachweise, in: Fachtagung des Umweltbundes-
amtes — Herkunftsnachweisregister fiir Strom aus erneuerbaren Energiequellen, 18. Januar 2012,
http://www.umweltbundesamt.de/energie/archiv/hknr/vortraege vormittag.pdf.

330 Zwei Vergiitungswege meint, dass Strommengen (1) an der Borse oder im OTC-Handel verkauft wer-
den. Dariiber hinaus gibt es (2) einen Vergiitungsweg {iber Zertifikate, d.h. es wird fiir eine erzeugte
Megawattstunde EE-Strom ein Griinstromzertifikat ausgestellt, welches im Zertifikatehandel vergiitet
wird.

331 Vgl. hierzu EEX: Handel mit Herkunftsnachweisen startet am 6. Juni, Pressemitteilung vom 25. April
2013, http://documents.eex.com/document/132789.
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Vorschlag einer Aufgabe des Doppelvermarktungsverbotes bei gleichzeitiger Anreizsetzung fiir
EE-Neubauten

291. Herkunftsnachweise stellen bislang lediglich ein Bilanzierungsinstrument fiir vor-
handene Erzeugungskapazititen dar und leisten kaum einen Beitrag zur Energiewende.
Nach Meinung der Monopolkommission sollten indes die vorhandenen Potenziale von
Herkunftsnachweisen dazu genutzt werden, um a) die (massiv gestiegenen) Kosten der
EEG-Umlage®? zu reduzieren und b) neue Anreize fiir EE-Anlagenbetreiber zu schaf-
fen, in neue Anlagen zu investieren.

292. Behielte man das Doppelvermarktungsverbot weiterhin bei, dann wiirde sich ein
Wechsel in die Direktvermarktung von Herkunftsnachweisen dann lohnen, wenn der
Preis den EEG-Erlos iibersteigen wiirde. Dies wiirde zu Investitionsanreizen und einem
Zubau neuer EE-Anlagen fiihren. Doch von einem solchen Szenario ist der europdische
Okostrommarkt noch weit entfernt, da das Angebot an Strom aus erneuerbaren Energien
europaweit weitaus groBer ist als die Nachfrage nach Okostromtarifen.’>* Zusitzliche In-
vestitionen in EE-Anlagen werden kaum angereizt.

293. Die Monopolkommission spricht sich fiir eine Aufhebung des Doppelvermark-
tungsverbotes aus. Fiir den mit der EEG-Einspeisevergiitung und dem Marktprdmien-
modell geforderten Griinstrom wiirden dann zusitzlich Herkunftsnachweise ausgestellt
werden, die der Anlagenbetreiber vom Umweltbundesamt erhilt und an den Ubertra-
gungsnetzbetreiber weitergibt. Der Ubertragungsnetzbetreiber handelt mit diesen Zertifi-
katen am Zertifikatemarkt und wird verpflichtet, die Erlose auf das EEG-Umlagenkonto
zu transferieren. Im Ergebnis kann mit diesem Schritt die EEG-Umlage fiir den Verbrau-
cher verringert werden.

Um zusétzlich den Neubau von EE-Anlagen anzureizen, erscheint es sinnvoll, dass ein
Teil, z.B. die Hilfte der Zertifikateerldse, jahrlich an die EE-Anlagenbetreiber zuriick-
flieBt. So konnte mit der einen Hélfte der Zertifikateerlose die EEG-Umlage gesenkt
werden und durch den Riickfluss der anderen Halfte der Zertifikateerlse an die Anla-
genbetreiber konnten zu einem Teil EE-Neubauten angereizt werden.

3.3.4.3 Technologieneutrale Ausgestaltung der bestehenden EEG-Forderung
und Ausbau des Marktprimienmodells

294. An dieser Stelle sei noch einmal darauf hingewiesen, dass es sich bei der Idee einer
technologieneutralen Ausgestaltung der EEG-Forderung sowie einem Ausbau des
Marktprdmienmodells um Reformvorschliage innerhalb der bestehenden EEG-Preis-
steuerung handelt, welche eine marktnidhere, wettbewerblichere Ausgestaltung zum Ziel
haben, um so die Effizienz der Férdermechanismen zu erhohen.

Technologieneutrale Ausgestaltung der bestehenden EEG-Forderung

295. Eine Weiterentwicklungsmdglichkeit der bestehenden EEG-Preissteuerung besteht
darin, einen einheitlichen Fordersatz fiir alle EE-Technologien festzulegen und damit in

332 Vgl. hierzu insbesondere die Abbildung 3.6 zur Entwicklung der EEG-Umlage in Abschnitt 3.3.1.1.
333 Vgl. Umweltbundesamt, Leisten Herkunftsnachweise einen Beitrag zur Energiewende?, 2012, http://
www.umweltbundesamt.de/energie/hknr/faq_hknr allgemein.htm.
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den Fordersétzen nicht mehr nach einzelnen Energietrigern zu differenzieren.”* Die der-
zeit fiir unterschiedliche Technologien differierenden Fordersétze bewirken, dass erneu-
erbare Energien weder mit konventionellen Energien noch untereinander im Wettbewerb
stehen.

Zwar hat eine Technologiedifferenzierung bei den Fordersitzen den Effekt, dass hohe
Renditen bei kostengiinstigen Technologien vermieden werden. Andererseits bleiben
aber mogliche kostengiinstige EE-Potenziale ungenutzt, wenn Investoren vornehmlich
in Technologien investieren, die aufgrund hoher Fordersédtze hohe Renditen versprechen
(z.B. Photovoltaik), und damit im Ergebnis ein ineffizienter Technologiemix in Deutsch-
land entsteht.

296. Kosteneinsparungen ergidben sich bei einer Harmonisierung der Fordersitze da-
durch, dass sich zur Erreichung eines Ausbauziels die kostengiinstigsten Technologien
durchsetzen wiirden. Da auch in diesem Fall ein einheitlicher Einspeisetarif kiinstlich
festgelegt werden muss und so die Steuerungswirkung eines am Markt gebildeten Prei-
ses fehlt, ist das Ausbauergebnis ungewiss, weil man mit einem zu niedrigen Einspeise-
tarif hinter den gesetzten Ausbauzielen zuriickbleibt™* und im Falle eines zu hohen Ein-
speisetarifs Mitnahmeeffekte und (unveréndert) hohe Kosten der EE-Forderung gene-
riert. Die Anforderungen an die Informationslage des Gesetzgebers sind in einem preis-
basierten Fordersystem insoweit ungleich hoher als in einem mengenbasierten System.
Grundsétzlich erscheint eine Mengenbegrenzung — wie derzeit im Bereich der Photovol-
taik — wirkungsvoll, um so das Mengen- und damit das Kostenrisiko zu reduzieren.

Dass sich der Markt bei einer technologieunabhingigen Einspeisevergiitung lediglich
auf einen Energietriger (z.B. Onshore-Wind) verengt, erscheint insoweit unwahrschein-
lich, als die Kapazititen von EE-Anlagen natiirlichen Restriktionen unterworfen sind
(Kapazitatsgrenzen, z.B. aufgrund des begrenzten Flachenangebotes und begrenzter Be-
bauungsmoglichkeiten fiir Windenergie). Um eine vorgegebene Ausbaumenge erreichen
zu konnen, diirfte auch Onshore-Windenergie in der Nihe seiner Kapazititsgrenze sehr
teuer werden und andere EE-Energietrager wiirden dann vergleichsweise kostengiinsti-
ger und damit wieder rentabel.

Ausbau des Marktprimienmodells

297. Im Vergleich zum Konzept einer technologieneutralen Ausgestaltung der bestehen-
den EEG-Einspeisetarife bietet das Marktpramienmodell den Vorteil, dass EE-Anlagen-
betreiber in Marktprozesse einbezogen werden und damit einen Anreiz erhalten, ihre
Produktion an der Nachfrage auszurichten. Bislang erlaubt das EEG EE-Kraftwerksbe-
treibern, zum ersten Kalendertag eines Monats die Vergiitungsform zu wechseln (§ 33d
Abs. 1 EEG).

298. Eine erste Moglichkeit der Weiterentwicklung der Marktpramie besteht darin, die
Zahlung der Vergiitung bei negativen Borsenpreisen auszusetzen. In Stunden, in denen
beispielsweise aufgrund einer massiven Windeinspeisung und einer geringen Strom-
nachfrage negative Borsenpreise auftreten, entsteht fiir Nachfrager eine Doppelbelastung

334 Vgl. Sachverstdandigenrat zur Begutachtung der gesamtwirtschaftlichen Entwicklung, Jahresgutachten
2012/13, a.a.0., S. 282 f.; RWI, Marktwirtschaftliche Energiewende: Ein Wettbewerbsrahmen fiir die
Stromversorgung mit alternativen Technologien, a.a.O., S. 32 f.

335Vgl. zu den anvisierten Ausbauzielen Abschnitt 3.1.
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fiir die EEG-Umlage aus Vergiitungszahlungen an die Anlagenbetreiber einerseits und
,.Entsorgungskosten bei der Vermarktung an der Strombdrse andererseits. ™ Uberdies
wiirde fiir die EE-Anlagenbetreiber so ein Anreiz fiir eine verbesserte nachfrageorien-
tierte Produktion und fiir den Ausbau von Speichertechniken gesetzt werden.

299. Ein deutlich weiterfiihrendes Konzept liegt — mit Blick auf eine Reform des Markt-
pramienmodells — darin, dieses Modell verpflichtend fiir alle Neuanlagen vorzusehen.*’
Damit konnte die Marktintegration der erneuerbaren Energien beschleunigt werden, da
nun fiir EE-Anlagenbetreiber Anreize bestiinden, den Markt zu beobachten und hin-
sichtlich ihrer Einspeise- und Investitionsentscheidungen entsprechend zu beriicksichti-
gen. Kleinere Stromerzeuger konnten fiir eine effizientere Vermarktung Stromhéndler
beauftragen, welche bereits zum jetzigen Zeitpunkt die Vermarktung kleiner Anlagen im
Zuge des Marktprimienmodells iibernehmen. Fiir eine Ubergangszeit konnte fiir kleine-
re Anlagen unter 100 kW die Mdglichkeit vorgesehen werden, gegen ein Entgelt die
Ubertragungsnetzbetreiber mit der Vermarktung — wie bislang iiblich — zu beauftragen.

300. Eine weitere Reformoption ist eine technologieneutrale Ausgestaltung des Markt-
pramienmodells. So sollte es zukiinftig, anders als im aktuellen Marktpramien-Forderre-
gime — wie auch bei der technologieneutralen Ausgestaltung der bestehenden EEG-For-
derung beschrieben —, keine nach Technologien differenzierende Vergiitung mehr geben,
sondern einen fiir alle Anlagenbetreiber gleichermallen festgelegten, jahrlichen, festen
Abnahmepreis, einen allgemeinen (garantierten) Fixpreis.”® Eine solche Preisuntergren-
ze minimiert das unternehmerische Risiko und bewirkt insoweit Investitionssicherheit,
da der Anlagenbetreiber davon ausgehen kann, dass er zumindest einen Preis in Hohe
des Fixpreises erzielt. Erzielt der Anlagenbetreiber einen Preis unterhalb des Fixpreises,
erhélt er eine Nachzahlung, umgekehrt erzielt er einen Gewinn.*** Obwohl das unterneh-
merische Risiko durch die Festlegung einer preislichen Untergrenze verringert wiirde,
enthielte das Modell in dieser neuen Ausgestaltung aufgrund seiner Technologieneutrali-
tat und der verpflichtenden Marktteilnahme mehr wettbewerbliche Elemente als die be-
stehende Marktpriamie.

301. Da bei einer zu hohen Festlegung des Fixpreises die Gefahr eines ungebremsten
Zubaubooms besteht, wie er in Deutschland im Bereich der Photovoltaik zu beobachten
ist, schldgt die Monopolkommission zu dessen Vermeidung eine jahresbasierte Begren-
zung der Registrierung von Neuanlagen vor. Sofern die festgelegte Jahreszubaumenge
bereits friih im betreffenden Jahr ausgeschopft wurde, ergeben sich hieraus deutliche
Hinweise, dass der Fixpreis sehr hoch angesetzt war und sofort bzw. spitestens im Fol-
gejahr reduziert werden kann.

336 Negative Borsenpreise bedingen, dass ein Stromverkdufer einem Kéufer dafiir Geld bezahlen muss,
dass dieser seinen Strom abnimmt. Gleichzeitig sollte fiir Neuanlagen die Managementpramie abge-
schafft werden; vgl. http://www.bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/E/energiewende-sichern-kos-
ten-begrenzen,property=pdf,bereich=bmwi2012,sprache=de,rwb=true.pdf.

337 Bei der Strompreisbremse war vorgesehen, dass Anlagen tiber 150 kW, die ab 1. August 2013 in Be-
trieb genommen wurden, direkt vermarkten miissen.

338 Vgl. hierzu auch die Ausfithrungen zur geplanten Ausgestaltung des Forderregimes in GroBbritannien
in Abschnitt 3.3.5.

339Im geplanten britischen Fordersystem muss der Anlagenbetreiber in diesem Fall hingegen eine Riick-
zahlung leisten (vgl. Abschnitt 3.3.5).
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3.3.5 Erfahrungen mit Fordersystemen in Grofbritannien:
Wirklich ein Negativ-Beispiel?

302. In der Diskussion um mogliche Reformen der deutschen Forderung erneuerbarer
Energien spielen Léndervergleiche eine wichtige Rolle. Solche Vergleiche bieten eine
Moglichkeit, die Wirkungen bestimmter Fordersysteme durch die im Ausland gemach-
ten Erfahrungen empirisch zu tiberpriifen. Insbesondere die Debatte um die grundsétzli-
che Ausgestaltung des Fordermechanismus als Mengen- oder Preissteuerung und die
Frage nach technologiespezifischer oder technologieneutraler Ausrichtung wird von
Vergleichen mit anderen Staaten erheblich beeinflusst. Wihrend etwa die Situation in
Schweden vielfach als ein Vorbild fiir ein effizientes Fordersystem angesehen wird, ver-
weisen Kritiker grundlegender Reformen des in Deutschland bestehenden Férdermecha-
nismus vor allem auf negative Erfahrungen mit scheinbar dhnlichen Ansétzen in Grof3-
britannien. Dort sei man von einem Quotensystem und damit einer Steuerung iiber die
Zubaumenge wieder abgekommen, habe ein Festvergiitungssystem dhnlich dem deut-
schen eingefiihrt bzw. plane dies flir die Zukunft und habe des Weiteren die frithere
Technologieneutralitit der Forderung aufgegeben.’*® Die Monopolkommission hat sich
vor diesem Hintergrund eingehend mit der Situation in GroBbritannien befasst und ge-
priift, inwieweit die dortigen Erfahrungen auf Deutschland tibertragbar sind.

303. Tatsdchlich hat GroBbritannien sein Fordersystem fiir erneuerbare Energien mehr-
mals liberarbeitet und dabei sowohl auf Preis- als auch Mengensteuerungsmechanismen
gesetzt. In der Entwicklung der britischen Fordersysteme lassen sich seit dem Jahr 2002
drei grundlegende Fordermechanismen unterscheiden:

«  Seit 2002 besteht der wichtigste Fordermechanismus fiir EE-Anlagen in den sog.
,Renewable Obligations* (RO). Dabei handelt es sich um ein Fordersystem mit-
tels Griinstromzertifikaten fiir Produzenten von erneuerbaren Energien und jahr-
lich zu erfiillenden Quoten fiir Energielieferanten. Bekam der Betreiber einer
EE-Anlage zu Beginn des Systems noch fiir jede eingespeiste Megawattstunde
unabhingig von der Erzeugungstechnologie stets ein Zertifikat zugeteilt, wurde
dies mit der Renewables Obligation Order 2009 aufgehoben und durch eine
technologiespezifische Gewichtung der Anlagen (,,banding®) ersetzt.**! Der For-
dermechanismus selbst steht Neuanlagen noch bis Mirz 2017 offen; damit lauft
dieses System derzeit aus. Die Quotenpflicht und der Handel mit bereits ausge-
stellten Zertifikaten werden jedoch noch bis 2037 erhalten bleiben.

«  Seit dem Jahr 2009 gibt es fiir kleine EE-Anlagen bis 50 kW zudem ein Forder-
system liber technologiedifferenzierte ,,Feed in Tariffs* (FIT). Diese sind im We-
sentlichen vergleichbar mit festen Abnahmepreisen fiir eingespeiste Energie und
damit mit den in Deutschland bekannten Einspeisetarifen. Sie sind damit 6kono-
misch dem Modell der Preissteuerung zuzuordnen. Allerdings waren sie im Rah-
men eines zur Verfligung stehenden Budgets auch mengenméBig begrenzt. Wiah-

340 Vgl. Diekmann, J. v.a., Erneuerbare Energien: Quotenmodell keine Alternative zum EEG, a.a.O.,
S. 15-20, insbesondere S. 18; Thomas, H., GroBbritannien: langer Abschied vom Quotensystem fiir
erneuerbare Energien, Energiewirtschaftliche Tagesfragen 62(8), 2012 S. 65 -67.

341 Danach kann man im Moment fiir Onshore-Windenergie weiterhin ein Zertifikat je Megawattstunde
erhalten. Andere Technologien werden zwischen 0,25 und zwei Zertifikaten angesetzt. Fiir eine Liste
vgl. http://chp.decc.gov.uk/cms/roc-banding/.
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rend die Tarife regelmaBig angepasst werden, sind derzeit keine grundsitzlichen
Anderungen am FIT-System zur Forderung kleiner Anlagen vorgesehen.

Im Rahmen einer grofBeren Energiemarktreform ist fiir das Jahr 2014 zudem ein
neuer Fordermechanismus geplant, der durch den Abschluss von ,,Contracts for
Difference® (CfD) fiir erneuerbare Anlagen tiber 50 kW, CO,-Speicher und auch
Atomkraftwerke einen kontinuierlichen Zahlungsfluss iiber 15 Jahre (Kontrakt-
dauer) gewdhrleisten soll. Anders als in deutschsprachigen Rezeptionen zum Teil
dargestellt, handelt es sich dabei jedoch nicht um ein typisches System von Ein-
speisetarifen gemall CfD, vielmehr enthdlt der neue Fordermechanismus auch
Elemente einer Mengensteuerung mit festen Fordersédtzen innerhalb des Investi-
tionszeitraumes. Zunéchst soll der Mechanismus parallel zur Férderung iiber das
RO-System existieren und Letzteres in 2017 ablosen. Fiir die Zukunft sind zu-
dem Weiterentwicklungsstufen des CfD-Systems geplant, die eine Auktionierung
(ab 2017) und technologieneutrale Ausgestaltung der Auktionen (ab 2020) vor-
sehen.

304. Der Wandel der britischen Forderpolitik — und dabei insbesondere die Abkehr von
dem einst durch die RO eingefiihrten, technologieneutralen Quotensystem — stellt dabei
ein hiufig angefiihrtes Argument gegen die Ubernahme eines solchen Férdermodells auf
dem deutschen Markt dar. Dieser Kritik soll im Folgenden nachgegangen werden, indem
vor allem der Ubergang der beiden fiir groBe Anlagen relevanten Fordersysteme niher
betrachtet wird: das bisher geltende RO-System in der Systematik eines Quotenmodells
und das geplante CfD-System. Augenfilligster Unterschied zwischen diesen beiden For-
dermechanismen ist die Fixierung der Forderhdhe durch die Einfithrung der CfD. Im be-
stehenden RO-System erhilt ein Investor, der in EE-Anlagen investiert, zum einen den
Marktpreis fiir Strom und zum anderen den Marktpreis fiir die an ihn ausgegebenen Zer-
tifikate. Beide Preise schwanken innerhalb des Refinanzierungszeitraumes der Anlage
und unterliegen somit einem Risiko.

Demgegeniiber wird dem Investor durch die CfD de facto ein zundchst von der Regie-
rung bestimmter fixer Abnahmepreis (,,Strike-Preis) fiir den Refinanzierungszeitraum
garantiert.** Auch im Rahmen der CfD verdufBern die Investoren den Strom aus den ge-
forderten Anlagen am Markt. Allerdings erhalten Investoren regelmaBig eine zusitzliche
Auszahlung, die dem Unterschied zwischen einem Referenzpreis (der den Marktpreis
und damit den erzielten Erlos widerspiegeln soll) und dem festgelegten Strike-Preis ent-
spricht. Liegt der Marktpreis tiber dem Referenzpreis, erfolgt eine Riickzahlung des Dif-
ferenzbetrages durch den Anlagenbetreiber (vgl. Abbildung 3.11). De facto erzielt ein
Investor durch den CfD ungefdhr den Strike-Preis fiir seine eingespeiste Energie. Damit
dhnelt das System der CfD dem in Deutschland bereits eingefiihrten Marktpramienmo-
dell*®.

342 Dabei soll der Preis auf Basis der Grenzkosten verschiedener Technologien festgelegt werden.
343 Vgl. Tz. 229 ft.
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Abbildung 3.11:
Wirkung des geplanten britischen CfD-Fordersystems
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Quelle: Department of Energy & Climate Change, Electricity Market Reform: Policy Overview, November 2012,
S. 15, http://www.decc.gov.uk/en/content/cms/meeting_energy/markets/electricity/electricity.aspx

305. Vermutlich ist es der Ahnlichkeit zum Marktprimienmodell zuzuschreiben, dass in
Deutschland im Zusammenhang mit dem britischen CfD-System hiufig von einem Sys-
tem, vergleichbar dem in Deutschland géngigen Fordermechanismus mit festen Abnah-
mepreisen fiir einzelne Technologien, gesprochen wird. Bei néherer Betrachtung werden
jedoch mehrere ganz erhebliche Unterschiede zu den deutschen Mechanismen deutlich.
Ein strukturell ganz wesentlicher Unterschied besteht dabei in der Begrenzung der aus-
zugebenden CfD-Kontrakte. Diese sollen in Abhéngigkeit von einem Budgetvolumen
fiir einzelne Zeitperioden limitiert werden; bei einer das Budget iibersteigenden Nach-
frage muss demzufolge ein Zuteilungsmechanismus in Kraft treten (geplant ist zunéchst
die Verwendung des Windhundprinzips). Von besonderem Interesse ist zudem die Pla-
nung fir die weitere Entwicklung des CfD-Fordersystems im Rahmen der Elektrizitits-
marktreform. Danach ist vorgesehen, dass ab 2017 die CfD in Ausschreibungen verge-
ben werden sollen.*** Insofern wiirde dann der Strike-Preis als Ausschreibungsparameter
durch ein wettbewerbliches Verfahren festgesetzt. Ab 2020 ist weiter geplant, die Aus-
schreibungen sogar technologieneutral durchzufiihren.

306. Somit zielt das CfD-System darauf, in seiner letzten Umsetzungsstufe eine vorge-
gebene Ausbaumenge an EE-Anlagen (Mengensteuerung) durch ein wettbewerbliches
Verfahren zu dem giinstigsten Preis zu erhalten. Zwar werden den Investoren weitge-
hend fixe Vergiitungen garantiert, jedoch ist die Zubaumenge und damit die Menge der

344 Vgl. Department of Energy & Climate Change, Electricity Market Reform: Policy Overview, Novem-
ber 2012, Tz. 32.
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ausgegeben CfD vorgegeben und die Vergiitungshhe wird im Rahmen der Ausschrei-
bung des Strike-Preises marktlich determiniert. Zudem wird mittelfristig auch eine tech-
nologieneutrale Forderung und Ausschreibung angestrebt. Das britische CfD-System &h-
nelt dann einer staatlichen Ausschreibung einer bestimmten Erzeugungskapazitit, die
im Rahmen der garantierten Vergiitung finanziert wird.

307. Der Wechsel zur CfD-Férderung und die diversen Anderungen des urspriinglichen
RO-Systems, dem bisher bestehenden britischen Quotenmodell, sind indes auf die ver-
schiedenen Besonderheiten des britischen Energiemarktes zuriickzufiihren. So ist das
britische Quotenmodell aus mehreren Griinden institutionell nicht effizient ausgestaltet.
Ein hervorzuhebendes Problem liegt dabei in den hohen Risikopramien®* des RO-Sys-
tems, die zur Folge haben, dass das britische Quotenmodell kostenintensiver als notwen-
dig ist. Im RO-System liegt das Risiko der Forderhdhe fiir einen Investor insbesondere
in der Unsicherheit liber die weitere Entwicklung des Zertifikatepreises. Dieser ist neben
weiteren Faktoren vor allem abhéngig von der vorgegebenen Zubaumenge (der zukiinf-
tigen Soll-Quote) und dem sog. Buy-out-Preis, einer Zahlung, die von Energielieferan-
ten anstelle des Nachweises eines Zertifikates geleistet werden kann, um ihre Soll-Quo-
ten zu erfiillen. Im RO-System werden die Soll-Quoten und der Buy-out-Preis in der Re-
gel jahrlich von der Regulierungsbehérde Ofgem neu verdffentlicht.’*® Die langfristige
Soll-Quote und die Wirkung des Buy-out auf die tatsdchlich zu erfiillende Ist-Quote sind
fiir Investoren in GrofBbritannien damit nicht sonderlich transparent, womit sich das bri-
tische Modell etwa von dem in Schweden und von den Vorschldgen der Monopolkom-
mission fiir ein deutsches Quotenmodell unterscheidet. Das britische RO-System erfor-
dert aus diesem Grund vergleichsweise hohere Risikoprdmien und verteuert somit die
Forderung.

Der in der politischen Diskussion hdufig angefiihrte Vergleich von Preisen fiir Wind-
energie in Deutschland und GroBbritannien, welche im britischen Quotensystem hdher
seien als im deutschen System der Einspeisevergiitung, ist jedoch nicht zielfiihrend, um
eine Aussage iiber die Effizienz des britischen Quotensystems oder die der deutschen
Preissteuerung zu treffen. Zum einen darf bei der Beriicksichtigung des britischen Bor-
senpreises fiir Energie nicht {ibersehen werden, dass darin bereits ein Netzentgelt im
Rahmen der G-Komponente beriicksichtigt wurde. Zum anderen ist ein Vergleich mit
der Erzeugungstechnologie mit den in Deutschland geringsten Fordersdtzen nicht aussa-
gekriftig, da sich die Ineffizienz der deutschen Férderung eher in den Preisen fiir andere
Technologien zeigt.

345 Zum allgemeinen Problem von Risikoprdmien in einem Quotenmodell vgl. auch Abschnitt 3.3.3.3.

346 Die Berechnung der jeweils aktuellen Soll-Quote ergibt sich aus einer ministeriellen Verfiigung (Rene-
wable Obligations Order 2009). Diese sieht zwei alternative Berechnungen der im folgenden Jahr gel-
tende Quote vor, wobei der jeweils hohere Wert die geltende Soll-Quote bestimmt. In Anhang 1 der
Verfiigung werden dazu zum einen fiir die folgenden sieben Jahre (bis 2015/2016) ansteigende Quoten
vorab festgelegt. Zum anderen erfolgt eine Alternativberechnung (,,Headroom®), indem die jeweils
zuletzt erreichte Zertifikatemenge (Anteil Ist-Quote) mit einer Prognose iiber den Zubau von Anlagen
im Folgejahr (Anteil Quote aus Zubauerwartung) addiert wird. Auf die resultierende Zertifikatemenge
wird zudem ein Aufschlag von derzeit 10 % festgelegt (bis zur Periode 2010/2011 noch 8 % und da-
nach durch eine Anderungsverfiigung — Renewable Obligations Order Amendment 2010 — angepasst)
und in Verbindung mit der Verbrauchserwartung eine neue Quote kalkuliert. Fiir das Jahr 2013/2014
liegt die aus der Headroom-Kalkulation ermittelte Quote (20,6 %) deutlich tiber dem in der Verfiigung
festgelegten Wert (13,4 %) und ist somit bindend. Zur Berechnung fiir 2013/2014 vgl. Department of
Energy & Climate Change, Calculating the Level of the Renewables, https://www.gov.uk/government/
uploads/system/uploads/attachment_data/file/65530/6527-calculating-renewables-obligation-2013-
14.pdf.
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308. Neben dem Problem der Risikopramien bestand das andere erhebliche Problem des
britischen Quotenmodells darin, dass die Quoten fiir den Zubau von EE-Anlagen tat-
sachlich nicht erreicht wurden. Verantwortlich dafiir war insbesondere ein niedriger
Buy-out-Preis, der es Lieferanten faktisch erlaubte, die nach der Quote notwendige
Menge an Griinstromzertifikaten zu unterschreiten. Abbildung 3.12 zeigt, dass die jahr-
lichen Quoten stets nur teilweise erfiillt werden, wéhrend die Buy-out-Option relativ
hdufig in Anspruch genommen wird. Dies ist einerseits auf das nachfolgend dargelegte
Ausbauproblem der erneuerbaren Energien in Grofbritannien und andererseits auf den
geringen Buy-out-Preis zuriickzufiihren, der kontinuierlich von etwa 30 auf 39 Pfund
gestiegen ist, wihrend der Marktpreis fiir RO-Zertifikate (ROC) seit Beginn des RO-
Systems zwischen ungeféhr 38 und 52 Pfund schwankt.*"’

Abbildung 3.12:
Soll-Quoten und tatsichliche Quotenerfiillung im RO-System'
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1 Die Angaben zur Verteilung Ist-Quote/Buy-Out enthalten ab dem Zeitraum 2005/2006 moglicherweise eine gerin-
ge Verzerrung, da die Verteilung auf Basis der Zertifikatequote im Vereinigten Konigreich kalkuliert wurde. Die
Soll-Quote trifft hingegen nur fiir Grofbritannien zu, da Nordirland eigene Soll-Quoten besitzt.

Quelle: Eigene Darstellung; Berechnung auf Basis von Angaben in: Ofgem, RO Annual Reports, 2002 bis 2012

309. Des Weiteren muss die britische Situation insbesondere vor dem Hintergrund der
erheblich geringeren Moglichkeiten des Ausbaus von EE-Anlagen im Vergleich zu kon-
tinentaleuropdischen Léndern betrachtet werden. So betrug der Anteil der erneuerbaren
Energien am Energiemix im Jahr 2011 lediglich 9 %** und war damit auch aus Sicht
GrofBbritanniens zu niedrig und vor allem nicht geeignet, die europédischen Vorgaben fiir
den Klimaschutz und die Riickfiihrung der CO,-Emissionen ausreichend zu unterstiit-
zen. Dabei steht der Ausbau der erneuerbaren Energien in GroBbritannien aufgrund
schwieriger Voraussetzungen vor erheblichen Problemen: Vor allem Windkraftanlagen

347 Zu beriicksichtigen ist allerdings, dass die Einnahmen aus Buy-outs im RO-System auf die Inhaber der
Zertifikate umverteilt werden. Die Auszahlung je Zertifikat ldsst sich ex ante nur ungenau abschitzen
und sorgt somit filir eine zusétzliche Unsicherheit bei Investoren. Die Auszahlungen pro Zertifikat be-
wegen sich in der Regel im niedrigen einstelligen Pfund-Bereich. Fiir Daten zu ROC-Preisen und
Buy-out-Preisen vgl. Ofgem, RO Annual Reports, 2002 bis 2012, http://www.e-roc.co.uk.

348 Vgl. Department of Energy & Climate Change, Digest of UK energy statistics.
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leiden unter einem ganz erheblichen Akzeptanzproblem, da die (als nachteilig empfun-
dene) Verdnderung des Landschaftsbildes in Grof3britannien besonders kritisch betrach-
tet wird. Oftmals wird die notwendige Planungsgenehmigung verweigert. Offshore-
Windkraftanlagen weisen dieses Problem zwar selten auf und aufgrund der groBen Kiis-
tenfliche GroBbritanniens bdten sich geniigend Ausbaumdglichkeiten, allerdings ist der
Bau und Anschluss dieser Offshore-Anlagen sehr kostenintensiv. Die Moglichkeiten
zum FEinsatz von Biomasse und Wasserkraft sind in GroBbritannien im Vergleich zu
Kontinentaleuropa begrenzt und die Kapazitdten sind bereits weitgehend ausgereizt bzw.
im Falle der Biomasse lediglich durch Importe zu steigern. Der Einsatz von Photovol-
taikanlagen ist zudem nicht ausreichend effizient und als einzige Technologie sehr kos-
tenintensiv. Die problematische Situation in GrofBbritannien wird auch darin deutlich,
dass GroBbritannien derzeit sogar die Forderung von Windkraftanlagen in Irland priift,
die durch ein Unterseekabel an das britische Netz angeschlossen werden sollen.

Die besonders schwierige Lage beim kurzfristigen Ausbau der erneuerbaren Energien
hat auch dazu beigetragen, dass das Land zumindest iibergangsweise auf eine nach
Technologien differenzierte Forderung umgestellt hat, um Ausbaupotenziale und ent-
sprechende Kosten geeigneter kontrollieren zu kénnen. Dass in GroBbritannien zudem
nicht allein die Konzentration auf den Ausbau der EE-Anlagen, sondern vielmehr die
Reduktion von CO, und die Erfiillung europédischer Klimaschutzvorgaben im Mittel-
punkt stehen, wird insbesondere daran deutlich, dass die kommende Forderung iiber
CfD auch die (CO»-arme) Kernkraft und CO,-Speichertechnologien (CCS) einschlie3en
soll. Wenn grundsitzliche Probleme des Ausbaus von EE-Anlagen gelost sind, plant
Grof3britannien wieder eine Umstellung auf eine technologieneutrale Forderung durch
eine entsprechende Ausschreibung von CfD.

310. Fiir die Diskussion um die Erfahrungen aus GrofBlbritannien erscheinen der Mono-
polkommission die folgenden Beobachtungen und Schlussfolgerungen fiir deutsche Re-
formpléne relevant:

Im britischen Quotensystem war die Zubauquote nicht langfristig vorgegeben
und die faktische Preisobergrenze durch den Buy-out-Preis relativ niedrig ange-
setzt, was zu Unsicherheiten bei Investoren, héheren Risikoprdmien und schlie3-
lich zur Umstellung auf das CfD-System beigetragen hat. Die Einfiihrung eines
effizienten Quotenmodells in Deutschland sollte daher einen langfristigen Zu-
baupfad und einen héheren Buy-out-Preis (z.B. in Abhéngigkeit von dem Markt-
preis fiir Zertifikate) vorgeben, wie es der Vorschlag der Monopolkommission
vorsieht.

GroBbritannien sieht nach dem Auslaufen des RO-Systems auch mittels des
CfD-Systems einen Fordermechanismus vor, der neben einem fixierten Preis
auch Elemente einer Mengensteuerung und marktliche Ausschreibungsmecha-
nismen enthélt bzw. zukiinftig enthalten soll. Sofern das bestehende deutsche
Fordersystem in seiner Systematik beibehalten wird, sollte die Einfithrung dhnli-
cher wettbewerblicher Elemente vorgesehen werden, um eine hohere Effizienz
der Mechanismen zu gewéhrleisten.

Die Funktionsfdhigkeit einer Mengensteuerung und einer technologieneutralen
Forderung ist auch abhingig von dem Entwicklungsstand und der gesellschafts-
politischen Akzeptanz des Ausbaus unterschiedlicher Technologien. Die beson-
dere Ausbauproblematik in Grofbritannien hat zu eine voriibergehenden Abkehr
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von einer technologieneutralen Forderung gefiihrt. In Deutschland hat man je-
doch bereits substanzielle Erfahrungen mit einer Reihe unterschiedlicher Tech-
nologien gewonnen, sodass die technologieneutrale Ausgestaltung eines deut-
schen Fordersystems eine hohere Effizienz verspricht.

Kleine Anlagen, die fiir eine dezentrale Einspeisung von Energie erforderlich
sind, bediirfen ebenfalls eines einfachen Zugangs zu einem Fordersystem. In
Grofbritannien wurde ein solcher Zugang durch die Einfiihrung des FIT-Systems
geschaffen. Die Vorschldge der Monopolkommission zur Einflihrung eines Quo-
tenmodells in Deutschland sehen daher fiir eine Ubergangsphase entsprechende
Sonderregelungen fiir Kleinanlagen vor.**

3.4 Netzungleichgewichte — Netzausbau und alternative Mechanismen

3.4.1 Das Problem der Netzungleichgewichte

311. Wihrend bei dem nachfolgenden Themenkomplex der langfristigen Kapazitidtsme-
chanismen (vgl. Abschnitt 3.5.2) grundsitzlich die Frage nach dem Vorhandensein ins-
gesamt ausreichender Stromkapazititen gestellt wird, sind bei Netzungleichgewichten
im Grundsatz zwar ausreichend Kapazititen vorhanden, diese befinden sich aber im Un-
gleichgewicht zu den Verbrauchsstandorten. Als Ursache fiir Netzungleichgewichte wer-
den vor allem zwei Griinde genannt: zum einen grundlegende Verdnderungen bei der Er-
zeugerstruktur im Zuge der Energiewende und zum anderen der anvisierte gemeinsame
europdische Strombinnenmarkt (Marktintegration).**

Der verstirkte Ausbau von Erzeugungsanlagen auf Basis erneuerbarer Energien
bedingt, dass sich die Anlagenstruktur bei der Energieerzeugung veridndert. So
zeichnen sich die Standorte vieler Anlagen auf Basis erneuerbarer Energien (ins-
besondere Wind, Sonne, Biomasse) typischerweise durch eine — im Vergleich zu
den konventionellen Kraftwerken — dezentrale Struktur aus. Im Vergleich zu
konventionellen Kraftwerken geben bei EE-Erzeugungsanlagen meteorologische
und weitere die Vergiitung beriicksichtigende Faktoren den Ausschlag fiir den
Standort der Anlagen. Zudem sind EE-Anlagen typischerweise kleiner, sodass
eine groBe Zahl von EE-Anlagen jetzt und zukiinftig an die bestehende Netzin-
frastruktur und an alle Spannungsebenen und nicht mehr hauptsichlich an die
Ubertragungsnetzebene angebunden werden muss. Da EE-Anlagen und Lastzen-
tren nicht immer beieinanderliegen, muss die Netzinfrastruktur so angepasst
werden, dass der EE-Strom von den Erzeugungs- zu den Verbrauchsstandorten
transportiert werden kann. Befordert wird das Auseinanderdriften von Produk-
tion und Verbrauch durch Unbundlingprozesse, da die Verbindung zwischen Er-
zeugung und Netzbetrieb nicht mehr besteht und Netzbetreiber Engpdsse somit
nicht mehr mit einem direkten Zugriff auf ihre Produktion ausgleichen kdnnen.
So muss deutlich mehr Energie als bislang iiber grole Distanzen transportiert
werden. Dabei spielt in Deutschland vor allem die Nord-Siid-Achse eine wichti-
ge Rolle. So werden im Norden Deutschlands immer groBere Mengen an Wind-
strom erzeugt, wihrend der 2011 beschlossene Kernenergieausstieg zu einer Re-

349 Vgl. Tz. 266.
350 Vgl. http://www.netzausbau.de/cln_1932/DE/Netzausbau/Warum_Netzausbau/warum_netzausbau_no-
de.html.
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duktion an Erzeugungskapazititen, die vor allem die Versorgung im Siiden si-
chergestellt haben, fiihrt.

GroBe Strommengen, die beispielsweise wetterbedingt auf Basis von Sonnen-
energie vorrangig in das Stromnetz eingespeist werden, fiihren dazu, dass lokal
mehr Energie erzeugt als verbraucht wird. Diese iiberschiissige Energie ,,bahnt*
sich einen Weg aus dem Verteil- iiber das Mittelspannungs- in das Ubertragungs-
netz, muss abtransportiert und an anderer Stelle verbraucht werden. Dabei soll
an dieser Stelle darauf hingewiesen werden, dass Strom physikalisch nicht nur
den kiirzesten Weg zwischen zwei Punkten nimmt, sondern ein Teil des Stroms
iiber andere Verbindungsstrecken zwischen diesen beiden Punkten flief3t, da sich
Strom selbst den Weg des geringsten Widerstandes durch das Netz sucht. Dieses
als ,,Loop Flows* (Ringfliisse) bekannte Phinomen ist eine Besonderheit von
Elektrizitétsiibertragungswegen. Im Elektrizititsnetz hat die gleichzeitige Ein-
speisung und Entnahme an den verschiedenen Netzpunkten ebenso Auswirkun-
gen auf das konkrete ,,Umwegverhalten* wie die Gesamtsystemdeterminanten
(z.B. Spannungsbeschrinkungen).””’ So verursacht in vermaschten Stromnetzen
insbesondere ein vermehrter Ausbau von Windenergie immer auch Loop Flows
auf Nachbarsysteme (z.B. auf Nachbarstaaten), welche darauf reagieren und ihre
Nettoiibertragungskapazitdten anpassen miissen.

Des Weiteren spielt bei der Frage der Netzungleichgewichte der angestrebte ge-
meinsame europdische Strombinnenmarkt und die damit verbundene Reduktion
physischer Engpésse eine wichtige Rolle. Ein wachsender internationaler Strom-
handel erfordert Netzverbindungen, mit denen nationale Energiemirkte in den
europdischen Energiebinnenmarkt integriert werden konnen.

Derzeit befinden sich ein Leitungsbauvorhaben zwischen den Netzen der TenneT
und der Gsterreichischen Austrian Power Grid AG (APG) sowie ein Leitungs-
bauvorhaben zwischen 50Hertz und dem polnischen Netzbetreiber PSE-O im
Planungsverfahren. Zudem wurden im Netzentwicklungsplan 2012 Ausbauvor-
haben nach Norwegen, Belgien, Ddnemark und Schweden genehmigt.

3.4.2 Aktuelle Situation des Netzausbaus

312. Netzungleichgewichte konnen durch einen Ausbau der Netze reduziert oder ganz
aufgehoben werden. Nachfolgend werden daher aktuelle Entwicklungen im Bereich der
Ubertragungs-, Verteil- und Gasnetze dargestellt.

3.4.2.1 Ubertragungsnetze

313. Ein Netzausbau ist grundsétzlich auf allen Netzebenen notwendig; bislang liegt die
Prioritit der NetzausbaumaBnahmen indes auf der Ubertragungsnetzebene.

Um rdumliche Netzungleichgewichte beseitigen zu kdnnen, hat der Gesetzgeber in den
zuriickliegenden Jahren bereits mehrfach konkret auf eine Beschleunigung des Netzaus-
baus hingewirkt.*** Ein erster Schritt war im Jahr 2009 der Erlass des Energieleitungs-

351 Vgl. Knieps, G., Knappheitsprobleme in Netzen: Was leistet die Okonomie?, Februar 2002, S. 3, http:
/Iwww.vwl. uni-freiburg.de/fakultaet/vw/publikationen/diskussionspapiere/disk83.pdf.
352 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 378 ff.
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ausbaugesetzes (EnLAG).” Das EnLAG soll die Planungs- und Genehmigungsverfah-
ren fiir insgesamt 24 als vordringlich erachtete Leitungsbauvorhaben im Hochstspan-
nungsbereich beschleunigen.’ Das Gesetz sieht hierbei auch vor, dass die Netzbetreiber
auf vier Pilottrassen den Einsatz von Erdkabeln auf der Hochstspannungsebene im
Ubertragungsnetz testen (§ 2 Abs. 1 EnLAG).

314. Unter anderem aufgrund von Verzdgerungen beim Netzausbau hat die Bundesre-
gierung im Jahr 2011 neue Instrumente zur Netzplanung und Genehmigung beschlossen.
Kernelemente waren das novellierte EnWG und das Netzausbaubeschleunigungsgesetz
(NABEG),*” wodurch der Bundesnetzagentur umfangreiche Aufgaben im Rahmen des
Ausbaus der deutschen Hochstspannungsnetze iibertragen wurden. So genehmigt die
Bundesnetzagentur den Szenariorahmen unter Berlicksichtigung der Konsultationser-
gebnisse, priift und bestétigt den Netzentwicklungsplan, bewertet die Umweltauswir-
kungen der Vorhaben und erstellt einen Umweltbericht, iibermittelt der Bundesregierung
den Netzentwicklungsplan als Entwurf eines Bundesbedarfsplans und wird im Rahmen
der Bundesfachplanung raumplanerisch titig.*® Das genaue Prozedere wird nachfolgend
genauer beschrieben; dabei vollzieht sich der Ablauf des Ubertragungsnetz-Ausbaupro-
jekts in fiinf Schritten (vgl. Abbildung 3.13)*’

Abbildung 3.13:
Netzausbau in fiinf Schritten

Bedarfsermittlung Projekte

\/21\
=

Szenarien Netzentwicklungsplan Bundesbedarfsplan Trassenkorridore Konkrete Trassen
und Umweltpriifung

Quelle: Bundesnetzagentur, http://www.netzausbau.de/cln_1932/DE/Netzausbau/Ablauf/ablauf node.html

353 Gesetz zum Ausbau von Energieleitungen vom 21. August 2009, BGBI. I S. 2870; geéndert durch
Art. 5 des Gesetzes vom 7. Mirz 2011, BGBI. I S. 338.

354 Damit ist bereits gesetzlich verankert, dass die jeweilige Leitung gebraucht wird. Eine Diskussion dar-
iiber — wihrend des laufenden Zulassungsverfahrens — wird verkiirzt und die zustdndigen Landesbe-
horden miissen Notwendigkeit und Bedarf nicht erst in einem zeitintensiven Prozess feststellen, wie es
im Energiewirtschaftsgesetz vorgeschrieben ist (§§ 43 bis 43d). Damit ermoglicht das EnLAG den
Léndern, die Bauvorhaben schneller zu genehmigen.

355Vgl. Gesetz iiber MaBnahmen zur Beschleunigung des Netzausbaus Elektrizititsnetze vom 28. Juli
2011, BGBLI. I S. 1690.

356 Vgl. Die neue Verantwortung der Bundesnetzagentur, http://www.netzausbau.de/DE/Netzausbau/Rol-
le der Bundesnetzagentur/rolle bundesnetzagentur node.html.

357 Vgl. hierzu grundlegend BNetzA, http://www.netzausbau.de/cln_1912/DE/Netzausbau/Ablauf/ablauf
node.html.
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« Szenarien

Gemall § 12a Abs. 1 EnWG sind Szenarien Entwicklungspfade, welche die
Bandbreite wahrscheinlicher Entwicklungen vor dem Hintergrund der energiepo-
litischen Ziele der Bundesregierung abdecken sollen. Konkret ermitteln die vier
Ubertragungsnetzbetreiber in dem jihrlichen Szenariorahmen die wahrscheinli-
chen Entwicklungen bei den Erzeugungskapazititen und dem Stromverbrauch.
Dabei enthélt der Szenariorahmen mindestens drei unterschiedliche Szenarien
fiir die folgenden zehn Jahre; zu einem der Szenarien gehort aulerdem noch ein
zweiter Teil, der die Entwicklungen der ndchsten 20 Jahre prognostiziert. Dabei
wird bereits in diesem frithen Stadium des Gesamtprozesses die Offentlichkeit
intensiv in die Diskussion eingebunden.

«  Netzentwicklungsplan (NEP) und Umweltpriifung

In diesem Stadium werden die Netzanfangs- und -Endpunkte definiert. Seit 2012
erstellen die Ubertragungsnetzbetreiber jéhrlich®*® auf Grundlage des genehmig-
ten Szenariorahmens einen Netzentwicklungsplan (NEP), der alle Optimie-
rungs-, Verstiarkungs- und AusbaumafBnahmen des Netzes auflistet; seit 2013 zu-
sitzlich einen Offshore-Netzentwicklungsplan (O-NEP).*** Dabei miissen die
Ubertragungsnetzbetreiber Vorgaben, wie insbesondere die Verpflichtung zur
Abnahme und zum Transport von 100 % des aus erneuerbaren Energien erzeug-
ten Stroms, beriicksichtigen. Der NEP zeigt den Stromiibertragungsbedarf zwi-
schen Anfangs- und Endpunkten auf. Dabei liegen Anfangspunkte in der Regel
in Regionen mit Erzeugungsiiberschuss, Endpunkte in solchen mit hohem Ver-
brauch bzw. Kernkraftwerksstandorten, die bis zum Jahr 2022 stillgelegt sein
werden. Zur Bestimmung der notwendigen Ma3nahmen folgen die Netzbetreiber
dem sog. NOVA-Prinzip, wonach einer Netzoptimierung stets vor einer Netzver-
starkung oder einem Netzausbau der Vorzug zu geben ist.

Uberdies schreibt das Energiewirtschaftsgesetz eine Strategische Umweltprii-
fung (SUP) vor. Hierin untersucht die Bundesnetzagentur fiir alle notwendigen
Leitungsbauvorhaben, welche Folgen sich voraussichtlich fiir Menschen, Tiere,
Pflanzen, Landschaft und Umwelt durch den Bau von Freileitungen und Erdka-
beln in Drehstrom- oder Gleichstromtechnik ergeben konnen.

Der erste Netzentwicklungsplan wurde am 25. November 2012 von der Bundes-
netzagentur genehmigt. Insgesamt haben die Ubertragungsnetzbetreiber im NEP
2012 74 MaBnahmen vorgeschlagen. Hiervon hat die Bundesnetzagentur (nur)
51 MaBnahmen bestitigt. So hitten beispielsweise nicht bestdtigte Netzausbau-
projekte nach Meinung der Bundesnetzagentur eine zu geringe Auslastung aus-

358 Mit der jahrlichen Erarbeitung eines Szenariorahmens und eines Netzentwicklungsplans soll zeitnah
auf wechselnde Rahmenbedingungen (zum Beispiel eine Anderung der Ausbauziele fiir erneuerbare
Energien) reagiert werden.

359Vgl. § 17a EnWG ff. Die Windenergie gilt als wesentlicher Baustein der Energiewende; der O-NEP
muss mit dem Netzentwicklungsplan Strom im Einklang stehen und den jeweils aktuellen Bundesfach-
plan Offshore beriicksichtigen. Der Entwurf des O-NEP wird gemeinsam von der Bundesnetzagentur
und dem Bundesamt fiir Seeschifffahrt und Hydrographie (BSH) {iberpriift. Neue Haftungsregeln er-
geben sich fiir Offshore-Windenergie aus § 17e EnWG. Hiernach muss der Ubertragungsnetzbetreiber
fiir den Fall einer Anschlussverzogerung den Kraftwerksbetreiber entschiddigen. Die Kosten fiir Ent-
schidigungszahlungen konnen Netzbetreiber bei Letztverbrauchern in Form einer Offshore-Haftungs-
umlage geltend machen.
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gewiesen. Im Ergebnis ergibt sich ein Bedarf an neuen Stromtrassen von rund
2.800 km. Hinzu kommen Optimierungs- und Verstirkungsmafnahmen in beste-
henden Trassen iiber eine Gesamtliange von rund 2.900 km.

Bundesbedarfsplan

Mindestens alle drei Jahre iibermittelt die Bundesnetzagentur einen bestétigten
Netzentwicklungsplan samt Umweltbericht an die Bundesregierung. Er ist die
Basis fiir den Entwurf eines Bundesbedarfsplans. Wesentlicher Teil des Bundes-
bedarfsplans ist eine Liste kiinftiger Hochstspannungsleitungen. Fiir die Summe
dieser Vorhaben ist mit dem Erlass des Bundesbedarfsplangesetzes die energie-
wirtschaftliche Notwendigkeit und der vordringliche Bedarf verbindlich festge-
stellt. Dies soll die nachfolgenden Verwaltungsverfahren beschleunigen, in de-
nen der Bedarf der jeweiligen Leitung nun nicht mehr angefochten werden kann.

Trassenkorridore

Mit dem Erlass des Bundesbedarfsplangesetzes stehen die Anfangs- und End-
punkte der kiinftigen Hochstspannungsleitungen fest. Nun miissen Trassenkorri-
dore, d.h. bis zu 1.000 m breite Streifen, festgelegt werden, in denen spéter die
Leitungen verlaufen sollen.

Zuniichst schligt der zustindige Ubertragungsnetzbetreiber einen Korridorver-
lauf vor. Fiir alle Vorhaben im Bundesbedarfsplan, die nur ein einzelnes Bundes-
land betreffen, fiihrt die zustidndige Landesbehdrde ein Raumordnungsverfahren
durch, um iiber den Antrag zu entscheiden. Die Verantwortung fiir Hochstspan-
nungsleitungen, die durch mehrere Bundeslidnder oder ins Ausland fiihren sollen,
liegt dagegen gemdl3 Netzausbaubeschleunigungsgesetz (NABEG) bei der Bun-
desnetzagentur. Eine sog. Bundesfachplanung ersetzt fiir die linderiibergreifen-
den und fiir die grenziiberschreitenden Vorhaben das Raumordnungsverfahren.
Die Bundesfachplanung soll mit einem bundesweit einheitlichen Vorgehen die
Planung der dringend benétigten Leitungen beschleunigen.

Eine strategische Umweltpriifung ist auch bei diesem Schritt vorgesehen; diesbe-
zligliche Stellungnahmen werden von der Bundesnetzagentur gepriift und mogli-
cherweise berlicksichtigt.

Konkrete Trassen

Abschliefend legt ein Planfeststellungsbeschluss (wie eine Baugenehmigung)
alle wichtigen Details der zukiinftigen Hochstspannungsleitung, wie den Tras-
senverlauf sowie die Ubertragungstechnik, fest.

Nach geltendem Recht liegen die Planfeststellungsverfahren in der Kompetenz
der jeweils betroffenen Bundesldnder. Das Netzausbaubeschleunigungsgesetz er-
moglicht es aber auch, diese Aufgabe der Bundesnetzagentur zu iibertragen. Vor-
aussetzung dafiir ist wie bei der Bundesfachplanung, dass die entsprechende Lei-
tung eine Staats- oder Landergrenze liberquert. Ob die Zustindigkeit auf Landes-
ebene verbleibt oder an die Bundesnetzagentur libergeht, wird gemil § 2 Abs. 2
NABEG durch eine Rechtsverordnung der Bundesregierung mit Zustimmung
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des Bundesrates festgelegt. So wird zukiinftig gemill Planfeststellungszuwei-
sungsverordnung (P1fZV) diese Kompetenz bei der Bundesnetzagentur liegen. *%°

315. Auf gemeinschaftsweiter Ebene wird der Netzausbau zwischen den Regulierungs-
behoérden, der Europdischen Kommission und dem Verband Europiischer Ubertragungs-
netzbetreibern (ENTSO-E) koordiniert. ENTSO-E legt zweijdhrig den gemeinschafts-
weiten Netzentwicklungsplan (Ten Year Network Development Plan, TYNDP) vor, der
von ACER und den Regulierern in Zusammenarbeit analysiert und bewertet wird. Wei-
terhin dient der TYNDP als Basis fiir die Auswahl der nach dem dritten Energieinfra-
strukturpaket der Europdischen Kommission zu fordernden Projekte.

316. Das Europdische Parlament hat am 12. Mérz 2013 in Stra8burg eine ,, Verordnung
fiir die Leitlinien zur transeuropdischen Energieinfrastruktur® verabschiedet, um Geneh-
migungszeiten fiir den Ausbau von Energienetzen zu verkiirzen.”®' Im Kern sind auf-
grund der Verordnung die nationalen Behorden nach spétestens dreieinhalb Jahren ver-
pflichtet, eine Entscheidung bei ausgewihlten GroBprojekten in der EU zu treffen;*®
bislang mussten Unternehmen bis zu zwo6lf Jahre und ldnger auf eine Genehmigung
warten.

3.4.2.2 Kritische Wiirdigung des Ubertragungsnetzausbaus

317. Da seitens der Ubertragungsnetzbetreiber bei der Erstellung der Netzentwicklungs-
plédne stets von der Annahme ausgegangen werden muss, dass die erzeugte Energie auch
abgenommen und transportiert wird,*® ist aus Sicht der Monopolkommission zu be-
furchten, dass der Netzausbau iiberdimensioniert sein wird und die Kosten den Nutzen
des Leitungsneubaus letztlich deutlich libersteigen werden. Die Moglichkeit eines Abre-

360Nach Aussage der Bundesregierung spricht sich eine Mehrheit der Lander fiir die Beibehaltung der
Vollzugsaufgaben der Planfeststellung bei den Landern aus. Die Bundesregierung verkennt dabei
nicht, dass die Lander mit der Durchfiihrung von Raumordnung und Planfeststellung fiir Energielei-
tungen in der Vergangenheit Kompetenz aufgebaut haben. Durch die im Regierungsentwurf vorgese-
henen Regelungen verbleibt die liberwiegende Mehrzahl der entsprechenden Verfahren bei den Lin-
dern. Dabei ist die Bundesregierung grundsitzlich der Auffassung, dass eine Bundesfachplanung und
Planfeststellung durch die Bundesnetzagentur die sachgerechtere Losung ist, um fiir Leitungen von
gesamtstaatlichem Interesse zligige Genehmigungsverfahren und eine gebiindelte Zustandigkeit zu ge-
wihrleisten; vgl. Bundesregierung, Entwurf eines Gesetzes {iber Mallnahmen zur Beschleunigung des
Netzausbaus Elektrizititsnetze, BT-Drs. 17/6249 vom 22. Juni 2011, S. 17. Vgl. zudem die Verord-
nung iber die Zuweisung der Planfeststellung fiir lianderiibergreifende und grenziiberschreitende
Hochstspannungsleitungen auf die Bundesnetzagentur (Planfestellungszuweisungsverordnung, PIfZV ,
http://www.bmwi.de/BMWi/Redaktion/PDF/V/verordnung-planfeststellung-fuer-laenderuebergreifen-
de-grenzuergreifende-hochspannungsleitungen,property=pdf,bereich=bmwi2012 sprache=de,rwb=
true.pdf.

361 Vgl. Standpunkt des Europdischen Parlaments, festgelegt in erster Lesung am 12. Mérz 2013 im Hin-
blick auf den Erlass der Verordnung (EU) Nr. .../2013 des Européischen Parlaments und des Rates zu
Leitlinien fiir die transeuropdische Energieinfrastruktur und zur Aufhebung der Entscheidung Nr.
1364/2006/EG und zur Anderung der Verordnungen (EG) Nr. 713/2009, (EG) Nr. 714/2009 und (EG)
Nr. 715/2009 (EP-PE_TC1-COD(2011)0300). Die Verordnung muss noch vom Rat offiziell gebilligt
werden.

362 Konkret gilt dieses beschleunigte Verfahren nur fiir wichtige Infrastrukturen, fiir die sog. ,,Vorhaben
von gemeinsamem Interesse. Nach der Verordnung handelt es sich hierbei um Vorhaben, die grenz-
iiberschreitend sind oder fiir zwei oder mehr Mitgliedstaaten Vorteile bringen.

363 Der vorrangige Netzanschluss und die Einspeisung erneuerbarer Energien sind gemif3 EEG gesetzlich
bindend.
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gelns sollte daher grundsitzlich — auch fiir den Fall negativer Borsenpreise — gegeben
sein.**

Die jahrliche Erstellung des NEP stellt alle Beteiligten vor grofle Herausforderungen.
Die Monopolkommission wiirdigt die Aufgabenbewiltigung durch die Ubertragungs-
netzbetreiber und die Bundesnetzagentur. Neben dem Termindruck ergeben sich auf-
grund zeitlicher Uberschneidungen bei der Erstellung des NEP Schwierigkeiten bei der
Umsetzung der Konsultationsergebnisse. Um Ergebnisse aus den Konsultationsprozes-
sen fundiert diskutieren und entsprechende Losungsansitze umsetzen zu konnen, er-
scheint der Monopolkommission ein einjahriger Rhythmus bei der Erstellung des NEP
wenig zielfiihrend. Derzeit fokussiert sich die Verbesserung des Erstellungsprozesses
des NEP auf die Implementierung tragfdhiger Berechnungsalgorithmen, z.B. auf Rah-
menbedingungen fiir die Prognose zur EE-Entwicklung, Regionalisierung, Marktsimula-
tion. Um diese Prozesse diskutieren und die Sichtweise und Meinungsbildung von be-
troffenen Stakeholdern addquat einbinden zu konnen, sind ldngere Vorlaufzeiten not-
wendig. Die Monopolkommission spricht sich daher dafiir aus, die NEP-Erstellung —
auch in Anlehnung an ENTSO-E, der zweijdhrig den gemeinschaftsweiten Netzentwick-
lungsplan vorlegt — auf einen Zwei-Jahres-Rhythmus zu verldngern.

3.4.2.3 Verteilnetze

318. Neben der Ubertragungsnetzebene ist in letzter Zeit vermehrt auch die Verteilnetz-
ebene in das Blickfeld geriickt. Wahrend konventionelle Kraftwerke {iberwiegend an die
Ubertragungsnetze angeschlossen sind, speisen Kraftwerke auf Basis erneuerbarer Ener-
gietrdger zumeist in die Verteilnetze ein; inzwischen sind in Deutschland (bezogen auf
samtliche Kraftwerke und Kraftwerkstypen) mehr Erzeugungskapazititen an die Verteil-
netze angeschlossen als an die Ubertragungsnetze.’® Aufgrund der zunehmenden Last-
ferne der Stromerzeugung miissen Verteilnetze in Regionen mit geringem Stromver-
brauch nun in zwei Richtungen funktionieren: Dienten sie bislang der Verteilung der
Energie an die Letztverbraucher, so kommt ihnen zunehmend die Aufgabe zu, den in der
Fliche von vielen kleinen Erzeugern produzierten Strom in die Ubertragungsnetze zu-
riickzuspeisen, damit er dort weitertransportiert werden kann. Viele Verteilnetze sind fiir
diese Aufgabe noch nicht ausreichend ausgestattet; vielfach fehlt es an intelligenten
Steuerungsmoglichkeiten.**

319. Die dena-Verteilnetzstudie®® hat den Aus- und Umbaubedarf in den deutschen
Stromverteilnetzen anhand zweier alternativer Ausbauszenarien fiir die erneuerbaren
Energien untersucht. Die Ergebnisse belegen einen massiven Erweiterungsbedarf bis
zum Jahr 2030. Dariiber hinaus wurden technische Optionen zur Verringerung des Netz-
ausbaubedarfs analysiert. Insbesondere der Einsatz innovativer Netzbetriebsmittel, die
Anpassung technischer Richtlinien sowie die Abregelung der Erzeugungsspitzen dezen-
traler Erzeugungsanlagen konnten den Netzausbaubedarf verringern; allerdings besteht

364 Ein Abregeln sollte nicht allein bei Netzungleichgewichten (§ 13 EnWG), sondern ebenso bei negati-
ven Borsenpreisen moglich sein. Vgl. hierzu die Ausfithrungen zum Quotenmodell in Abschnitt 3.3.3
sowie die Ausfithrungen zur Weiterfithrung der Preissteuerung in Abschnitt 3.3.4.

365 Vgl. BNetzA, Monitoringbericht 2011, S. 10.

366 Vgl. BMWi/BMU, Erster Monitoring-Bericht ,,Energie der Zukunft“, a.a.O., S. 54.

367 Vgl. Deutsche Energie-Agentur, dena-Verteilnetzstudie, Ausbau- und Innovationsbedarf der Stromver-
teilnetze in Deutschland bis 2030, Endbericht, Berlin, 11. Dezember 2012, http://www.dena.de/filead-
min/user_upload/Projekte/Energiesysteme/Dokumente/denaVNS _Abschlussbericht.pdf.
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weiterer Forschungsbedarf beziiglich der Wirtschaftlichkeit und technischen Ausgestal-
tung dieser MaBnahmen. Weiter zeigen die Analysen der dena-Verteilnetzstudie, dass
die aktuellen regulatorischen Rahmenbedingungen Verteilnetzbetreiber mit hohem Aus-
baubedarf benachteiligen. Diese erzielen keine ausreichende Rendite fiir die Realisie-
rung der notwendigen Erweiterung der Netze. Konkret sollen die Stromverteilnetze in
Deutschland bis 2030 in einer GréBenordnung von 135.000 km bis zu 193.000 km aus-
gebaut und auf einer Lange von 21.000 bis zu 25.000 km umgebaut werden. Dafiir miis-
sen zwischen 27,5 Mrd. und 42,5 Mrd. Euro investiert werden. Der exakte Ausbau- und
Investitionsbedarf richtet sich danach, wie hoch der Anteil der regenerativen Stromer-
zeugung im Jahr 2030 ist.

3.4.2.4 Gasnetze

320. Neben dem Stromnetzausbau kommt auch dem Ausbau der Gasnetz- und Gasspei-
cherinfrastruktur zur Kompensation der periodischen Schwankungen der Erneuerbaren
eine wichtige Bedeutung zu. Die Bundesnetzagentur nimmt fiir die néchsten zehn bis
20 Jahre einen zumindest konstanten Gasverbrauch an, da Gas nicht nur zum Heizen,
sondern auch zur Stromerzeugung zur Verfiigung stehen miisse. Fiir den Ausbau der
Gasnetze gibt es ein Prozedere, das dem des Ausbaus der Ubertragungsnetze im Strom-
sektor gleicht. So werden die Investitionen fiir den bedarfsgerechten Ausbau und einer
gesamtwirtschaftlich sinnvollen Optimierung der Gasnetzinfrastruktur in einem Netz-
entwicklungsplan Gas (NEP Gas) festgelegt, den die Fernleitungsbetreiber gemal3 § 15a
EnWG erstmals zum 1. April 2012 vorgelegt haben. Im NEP Gas 2012, der auf Basis ei-
nes zuvor erstellten Szenariorahmens entwickelt wurde, konnte durch Ermittlung und
Weiterverarbeitung von relevanten Daten zu Gasmengen und Kapazititen sowie darauf
aufbauende Prognosen der Netzbedarf fiir die kommenden zehn Jahre berechnet werden.
Der NEP Gas 2012 ermittelte fiir den Zeitraum bis 2015 LeitungsbaumaBnahmen mit ei-
ner Gesamtlinge von knapp 200 km und einer zusétzlichen Verdichterleistung von
90 MW. Insgesamt ergeben sich bis 2022 Mafinahmen im Leitungsbau mit einer Ge-
samtldnge von knapp 730 km und einer zusitzlichen Verdichterleistung von knapp
360 MW. Neben dem Gasnetz haben auch Erdgaskraftwerke und Gasspeicher eine wich-
tige Funktion. So stellen Gaskraftwerke Backup-Leistung bereit, die durch den Zubau
erneuerbarer Energien verstdrkt bendtigt wird. Daneben haben auch Gasspeicher eine
bedeutsame Rolle fiir die Versorgungssicherheit, welche im Engpassfall — z.B. im Febru-
ar 2012 — wesentlich zur Glattung der Importausfalle beitragen konnen.

3.4.3 Alternativen zum Netzausbau

321. In der o6ffentlichen Diskussion wird der Netzausbau zur Beseitigung von Engpédssen
mitunter als alternativlos dargestellt. Allerdings hingt der konkrete Umfang des Netz-
ausbaus auf Basis einzelner Szenarien ganz entscheidend davon ab, ob und — wenn ja —
in welchem Umfang Alternativen zum Netzausbau in die Planungen einbezogen wer-
den. Nachfolgend werden Netzausbaualternativen dargestellt und erortert.

3.4.3.1 Redispatching als derzeitiges Instrument zur Beseitigung von Netzengpiissen
322. Auftretende Netzengpdsse konnen mithilfe eines Redispatching, also einer direkten

Steuerung der physikalischen Lastfliisse durch die Ubertragungsnetzbetreiber, beseitigt
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werden. Dabei greifen Ubertragungsnetzbetreiber zur Vermeidung physikalischer Eng-
pisse in den geplanten Einsatz von Kraftwerken ein. Der Ubertragungsnetzbetreiber
muss demgemal hinter dem Engpass die Last reduzieren oder die Erzeugung erhhen
und vor dem Engpass die Last erhohen oder die Erzeugung reduzieren; es entstehen so-
mit vor und hinter dem Engpass Kosten. Hierfiir tritt der Ubertragungsnetzbetreiber in
direkten Kontakt mit einzelnen Erzeugern und Nachfragern. Die dabei entstehenden
Kosten werden den Kraftwerken bzw. Nachfragern von den Ubertragungsnetzbetreibern
ersetzt und als Regelkosten auf die Netznutzer umgelegt.

323. Beim marktbasierten Redispatching, das auch als Countertrading bezeichnet wird,
wird zur Beseitigung planbarer Engpésse die auf der jeweiligen Engpassseite erforderli-
che zusitzliche positive oder negative Energie im Vorfeld mit der Regelenergie ausge-
schrieben. Energieerzeuger besitzen in der Folge geringe Anreize, zusétzliche Erzeu-
gungskapazititen auf der Engpassseite zu errichten, auf der vergleichsweise teure Kraft-
werke im Zuge des marktbasierten Redispatchings hochgeregelt werden miissen.**®

Innerhalb des deutschen Netzes kommt insbesondere das sog. kostenbasierte Redispat-
ching zum Einsatz. Dadurch kann sich trotz des Engpasses fiir das gesamte Netz ein ein-
heitlicher Preis fiir Strom einstellen, auch wenn in einer temporiren Engpasssituation
die Produktionsgrenzkosten nicht in allen Regionen identisch sind. Nachteil des Verfah-
rens ist, dass durch die Kostenerstattung die Preisunterschiede zwischen den Regionen
verschleiert werden und sich dadurch nur geringe Anreize zur Engpassbeseitigung erge-
ben.

324. Nach Angaben der Bundesnetzagentur ist die Anzahl der Stunden mit Redispatch-
MaBnahmen im Jahr 2011, aufgrund einer gestiegenen Zahl angespannter Netzsituatio-
nen sowie betroffener Gebiete, deutlich angestiegen und betrigt ca. 5.000 Stunden. Die
Kosten fiir Redispatching und Countertrading sind im Jahr 2011 gegeniiber dem Vorjahr
folglich deutlich angestiegen und betragen nunmehr rund 130 Mio. Euro. Im Jahr 2010
waren demgegeniiber nur rund 48 Mio. Euro an Kosten zu verzeichnen. Die Entwick-
lung der Redispatch-Maflnahmen macht deutlich, dass Netzengpdsse weiter zunechmen.
Derzeit sind Redispatching-Kosten in den Netzentgelten ,,versteckt*.

325. Die Mallnahme des Redispatching im Erzeugerbereich ist in der kurzen Frist ein
sinnvolles Instrument, um auftretende Netzengpésse zu beseitigen. Sofern das Redispat-
ching als Kurzfristmalnahme in Extremsituationen nicht ausreicht, kdnnen Netzun-
gleichgewichte auch durch zusétzliche Instrumente wie die Kontrahierung von Reserve-
kraftwerken seitens der Bundesnetzagentur zwecks kurzfristiger Bereitstellung von Ka-
pazititen (Winterreserve) ausgeglichen werden. Die Reservekraftwerke werden im Rah-
men der Kapazititsmechanismen in Abschnitt 3.5 untersucht.

Werden auch die sich aus dem Redispatching ergebenden Folgewirkungen betrachtet,
dann werden mithilfe dieser MaBnahme keinerlei Anreize gesetzt, die physikalischen
Netzengpidsse zu beseitigen und damit eine bedarfsgerechte Netzinvestition zu titigen
sowie einen bedarfsgerechten Standort fiir ein Kraftwerk zu wéhlen. Der Einsatz kurz-
fristiger Instrumente ist daher mit langfristigen Ansdtzen zur Losung des Problems mog-
licher Netzungleichgewichte abzuwégen.

368 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 201.
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3.4.3.2 Alternativ-Technologien: Power-to-Gas und Speicher

326. Alternativ-Technologien fiihren beim Netzausbau zu Entlastungen, da sich hier-
durch temporire und rdumliche Netzungleichgewichte verringern lassen und sich eine
Abschaltung von Erzeugern aus Griinden einer Netziiberlastung vermeiden lésst.

Bei der Technologie ,,Power-to-Gas* kann Strom durch Elektrolyse in Wasserstoff und
gegebenenfalls in einem weiteren Prozessschritt (unter Zugabe von CO,) durch Metha-
nisierung in Methan umgewandelt werden. Dabei liegt ein wesentlicher Vorteil dieser
Technologie darin, die Erdgasleitungen und Erdgasspeicher ohne Errichtungskosten
(mit)nutzen zu konnen. Dies flihrt zu Entlastungen bei den Anforderungen an den Strom-
netzausbau und zur Verringerung rdumlicher Netzungleichgewichte. Durch die Nutzung
von Gasspeichern lassen sich ebenfalls temporédre Netzungleichgewichte verringern. Im
Falle einer Riickumwandlung von Methan in Strom in einem hocheffizienten Gas- und
Damptkraftwerk liegt der Gesamtwirkungsgrad bei etwa 30 bis 40 %. Dieser geringe
Gesamtwirkungsgrad erweist sich als problematisch. Selbst mittel- bis langfristig wer-
den keine deutlich hoheren Wirkungsgrade erwartet. Auch der Verzicht auf eine Riick-
verstromung des Methans und der damit verbundene Einsatz im Wéarmemarkt sowie die
Nutzung von Wasserstoff als Energietrdger wurden gegeniiber der Monopolkommission
von den Marktteilnehmern als nicht besonders vielversprechend bewertet, da beispiels-
weise die Potenziale von Wasserstoff zur Beimischung deutlich begrenzt sind und Was-
serstoff nur in geringer Beimischungsmenge in Erdgasnetzen transportiert werden kann.
Grundsétzlich lasst sich Wasserstoff aber alternativ (weiter)nutzen, z.B. im industriellen
Bereich oder zur Stromerzeugung in Gasturbinen (als Einsparung von Methan).

Dass das Gasnetz kurz- und mittelfristig in groBem Umfang als ,,Stromsenke* fungieren
kann, gilt zum jetzigen Zeitpunkt als unwahrscheinlich. So sind sowohl im Umgang mit
dem End- oder Zwischenprodukt Wasserstoff als auch mit dem Vorprodukt CO, viele
technische, organisatorische und 6konomische Fragen bislang ungeklért. Eine praktische
Relevanz des Themas wird in dem Szenariorahmen fiir den NEP Strom 2012 erst fiir
den Zeitraum 2022 gesehen, sodass sich die Szenariowerte an dem heutigen Stand der
Technik orientieren.*®

327. Temporire Netzungleichgewichte lassen sich {iberdies mit Energiespeichertechni-
ken ausgleichen. Speichertechnologien wie Pumpspeicherkraftwerke und Druckluftspei-
cher besitzen hohere Wirkungsgrade als die bisherigen Power-to-Gas-Technologien. So
haben Pumpspeicherkraftwerke einen Gesamtwirkungsgrad von rund 76 %; Druckluft-
speicher erreichen heute Wirkungsgrade von 50 bis 55 % und sollen in Zukunft bis zu
70 % Wirkungsgrad erreichen.

Das Potenzial von Stromspeichertechnologien ist allerdings Grenzen unterworfen. So
sind fiir Pumpspeicherkraftwerke adidquate Landschaftsbedingungen beispielsweise in
Form ausreichender Fallh6hen zwingend, da das Wasser aus einem Oberbecken Fallho-
hen von typischerweise zwischen 200 und 300 m benétigt. Uberdies betriigt die durch-
schnittliche maximale Betriebsdauer nur rund sechs Stunden, da die Kapazitét des Ober-
beckens limitiert ist.*”® Grundsitzlich gelten Pumpspeicherkraftwerke aber als sinnvolle

369 Vgl. BNetzA, Genehmigung des Szenariorahmens 2011, Az. 8121-12, 20. Dezember 2012, S. 83, http
://www.netzausbau.de/SharedDocs/Downloads/DE/Szenariorahmen/Genehmigung% 20des%20Szena-
riorahmens%20zum%20NEP%202012.pdf? _ blob=publicationFile.

370 Vgl. Jarass, L./Obermair, G.M., Welchen Netzumbau erfordert die Energiewende?, Miinster 2012,
S. 35.
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Speicheralternative und konnen bei den Netzausbaupldnen adéquat beriicksichtigt wer-
den. Auch Druckluftspeicher sind an geologisch geeignete Standorte gebunden; sie be-
ndtigen zur Platzierung ausgehéhlte, luftdichte Salzstocke. Der Einsatz von Batterie-
speichern ist ebenfalls auf den Stundenbereich begrenzt. Im Ergebnis zeigt sich, dass
Kurzzeitspeicher wie Pumpspeicher, Druckluftspeicher und Batterien die Versorgungs-
liicken von Wind- und Solarenergie lediglich fiir wenige Stunden schlieBen bzw. Uber-
schiisse auffangen koénnen und dass diese Kapazititen begrenzt sind.

In der Konsultation zum Szenariorahmen 2011 ist eine stirkere bzw. eigenstdndige Be-
riicksichtigung der Entwicklung von Speicherkapazititen gefordert worden. Mit Aus-
nahme der Entwicklungspfade bei Pumpspeicherkraftwerken ist die Bundesnetzagentur
dieser Forderung aufgrund der beschriebenen Beschriankungen nicht gefolgt.*”

3.4.3.3 Repowering, Smart Grid und Demand Side Management

328. Bei Repowering, Smart Grid und Demand Side Management handelt es sich um
technische Netzausbaualternativen bzw. -ergédnzungen.

Repowering

329. Unter Repowering®* wird die — im Vergleich zu einem Netzausbau — kostengiinsti-
ge Netzoptimierung und Netzverstarkung bestehender Leitungen verstanden. Netzopti-
mierungs- und Netzverstirkungsmalinahmen sind Bestandteile der Netzausbaupléne.

Bei der Netzoptimierung kann, beispielsweise neben der Mdglichkeit der Regelung des
Lastflusses durch Querregler, zusétzlich durch ein Leiterseiltemperaturmonitoring sehr
kostengiinstig eine Erhdhung der Ubertragungsleistung gerade in windstarken Zeiten auf
mindestens das Doppelte ermoglicht werden. Hierdurch ist auch die Anderung der Last-
verteilung vergleichsweise selten erforderlich, sodass der Einsatz von Regelenergie ver-
mindert werden kann.

Neben einer Optimierung des Stromnetzes ist auch eine Netzverstiarkung von bestehen-
den Freileitungen moglich, indem herkoémmliche Leiterseile durch Hochtemperaturlei-
terseile ersetzt werden, am besten in Kombination mit Leiterseiltemperaturmonitoring.
Bei Hochtemperaturleiterseilen leidet die Reillfestigkeit im Falle einer hoheren Leiter-
seiltemperatur nicht . Hierdurch kann die zuldssige Ubertragungsleistung hiufig deut-
lich erhoht werden.

Durch Netzverstirkungsmafinahmen, die Bestandteil der letzten Netzentwicklungsplédne
sind, konnen die mittlere Belastbarkeit einer Leitung um mindestens 50 % und durch
zusitzliches Leiterseilmonitoring die gerade bei Windenergie besonders wichtige kurz-
zeitige Ubertragungsleistung in vielen Fillen um iiber 100 % gesteigert werden. Es exis-
tieren Hochtemperaturleiterseile, deren Gewicht, Umfang und Durchhang nahezu iden-
tisch mit herkdémmlichen Leiterseilen sind, sodass keine Anderungen bei den Masten er-
forderlich sind.

371 Vgl. BNetzA, Genehmigung des Szenariorahmens 2011, a.a.O., S. 81.

372 Vgl. Jarass, M.S./ Obermair, G.M., Welchen Netzumbau erfordert die Energiewende?, a.a.O., S. 95 ff.

373 Die iibliche Auslegung fiir Hoch- und Hochstspannungsfreileitungen sieht Betriebstemperaturen von
etwa 80° C im Normalbetrieb und bis zu 100° C fiir kiirzere Spitzenlasten vor. Bei Hochtemperatur-
leiterseilen kann die Betriebstemperatur auf deutlich iiber 120° C im Dauerbetrieb und auf iiber
200° C im Spitzenlastbereich gesteigert werden.
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Smart Grid

330. Die neuen Anforderungen an das Stromnetz haben zu der Zielsetzung eines ,,Smart
Grid* gefiihrt.*’* Smart Grid, also ,,intelligentes (Strom-)Netz*, wird in keiner einheitli-
chen Definition gebraucht. Fasst man den Begriff eng, dann zeichnet sich ein Smart
Grid durch den Einsatz moderner Informations- und Kommunikationstechnologien aus.
Man versteht hierunter z.B. Prognosesysteme, smarte Haushaltsgerdte und intelligente
Stromzéhler (,,Smart Home*). Fasst man den Begriff indes weiter und bezieht alle Wert-
schopfungsstufen mit ein, dann beschreibt Smart Grid den Bau neuer (leistungsfahige-
rer) Netze, verbunden mit einer intelligenten Vernetzung von Kraftwerks-, Ubertra-
gungs- und Verteilnetzkapazititen und Nachfragern. Smarte Netze konnen Zustandsin-
formationen und Lastflussdaten aus Erzeugungsanlagen, bei Verbrauchern und auch
Transformatorenstationen in Echtzeit abrufen und verarbeiten. So konnen Netzsensoren
die Funktionsfahigkeit des Netzes priifen und beispielsweise im Falle einer Storung eine
rasche Reparatur veranlassen. Mittels einer Zwei-Kanal-Kommunikation kénnen smar-
te, an das Netz angeschlossene Gerdte veranlassen, dass Strom nicht nur einseitig von
dem Kraftwerk in das Stromnetz gelangt, sondern auch im Bedarfsfall eine Riickspei-
sung des Stroms in das Netz veranlassen. Im Ergebnis bedeutet ,,smart”, dass Netzzu-
stande in ,,Echtzeit erfasst werden konnen und Mdéglichkeiten zur Steuerung und Rege-
lung der Netze bestehen, sodass die bestehende Netzkapazitét tatsdchlich voll genutzt
werden kann. Verschiedene Parameter, die in einem konventionellen Netz fixiert sind,
werden verdnderbar und so lassen sich in smarten Netzen zum Beispiel Kapazititen (in
Abhingigkeit von der Seiltemperatur) erhéhen oder Flussrichtungen (in Abhdngigkeit
von der Einspeisesituation) {iber einzelne Leitungsabschnitte verdndern.*”

331. Eine Aufriistung konventioneller Netze mittels (weiterer) Kommunikations-,
Mess-, Steuer-, Regel- und Automatisierungstechniken sowie I'T- Infrastrukturen soll die
Qualitdt, Effizienz und gegebenenfalls Kapazitit steigern. Fiir die Wettbewerbssituation
erhofft man sich durch ein Smart Grid eine groflere Preissensibilitdt bei den Nachfra-
gern, verbunden mit einer Gléattung der (hochpreisigen) Lastspitzen (Lastflussmanage-
ment). Uberdies sollen Smart-Grid-Strukuren dazu dienen, dass zukiinftig auch kleinere
Netznutzer besser auf den Markten handeln kénnen. Hohe Investitionen sind vor allem
bei den Netzbetreibern zu erwarten sowie im Bereich der dezentralen Energieerzeugung.
Das neue dezentralisierte Stromsystem soll mit Informations- und Kommunikations-
strukturen hinterlegt werden. So soll die Moglichkeit geschaffen werden, auf das Ange-
bots- und Nachfrageverhalten deutlich Einfluss nehmen zu kénnen. Sollen zukiinftig er-
neuerbare Energien die Hauptsdule des Stromsystems bilden, miissen sich das Angebot
und zu einem gewissen Teil auch die Nachfrage an diese Entwicklung anpassen.

Demand Side Management

332. Unter Demand Side Management oder auch Laststeuerung werden Flexibilisie-
rungsmallnahmen der Nachfrageseite verstanden, mit der sich die Stromnachfrage in
Teilen an das Stromangebot anpasst. Hierzu zéhlen z.B. Verschiebungen der Nachfrage-
zeiten durch Wiarmespeicher fiir Warmepumpen in Privathaushalten oder industrielle
Produktionsanpassungen. Dabei ist die Stromnachfrage privater Stromverbraucher bis-

374 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 373.
375Vgl. zu den letzten beiden Satzen BNetzA, Genehmigung des Szenariorahmens 2011, a.a.O., S. 78.
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lang weitgehend preisunabhéngig. Anders ist dies bei Grofkunden, welche Zeitfenster
fiir hohe und fiir niedrige Leistungsabnahmen vereinbaren konnen. Grundsitzlich sind
indes die Potenziale eines Lastmanagements auch bei Haushaltskunden vorhanden; ein
besonders groBes Potenzial gibt es bei der Absenkung der Stromnachfrage mittels
Nachtspeicherheizung und Warmepumpen. Auch im Gewerbe-, Handels- und Dienst-
leistungssektor bieten Heizsysteme ein groles Potenzial bei der Absenkung der Strom-
nachfrage. Im Industriesektor ist es die Aluminium- und Stahlindustrie, die in der Lage
ist, die Stromnachfrage anzuheben, um Strom aus EE-Kraftwerken aufzunehmen.*’

333. Potenziale fiir eine steuerbare Nachfrage werden auch immer wieder fiir den kiinfti-
gen Einsatz von Elektrofahrzeugen gesehen. So besteht die Moglichkeit, den Ladevor-
gang zeitlich zu variieren, sodass Stromiiberschiisse zwischengespeichert werden kon-
nen. Zudem ist es moglich, Strom aus den Batterien zuriick ins Netz zu speisen. Das
Hauptproblem der Elektrofahrzeuge besteht bislang darin, dass es keine langlebigen
Batterien mit ausreichend hoher Kapazitit zu moderaten Preisen gibt. Zwar wird bis
zum Jahr 2020 gemdl dem nationalen Entwicklungsplan der Elektromobilitdt mit rund
1,2 Mio. Elektrofahrzeugen gerechnet, was allerdings als eine sehr optimistische Annah-
me erscheint.

334. Zur Hebung von Potenzialen im Bereich ,,Demand Side Management® gelten
Smart Meter, denn dadurch, dass beispielsweise Privathaushalte detaillierte Informatio-
nen iiber die aktuellen Strompreise erhalten, wird die Mdglichkeit eroffnet, das Verbrau-
cherverhalten besser zu steuern. Aus der Verbindung intelligenter Zahler mit variablen
Tarifen wird fiir Haushaltskunden die Moglichkeit erdffnet, mit der Verlagerung des
Energieverbrauchs Geld zu sparen (Demand Side Integration).

335.Eine aktuelle MaBnahme ist in diesem Rahmen die Abschaltverordnung
(AbLaV).”” Sie resultiert aus den neuen Absitzen 4a und 4b des § 13 EnWG. Ziel der
neuen Regelungen ist, das Volumen abschaltbarer Lasten zur Stabilisierung der Ubertra-
gungsnetze und somit zur Versorgungssicherheit zu erh6hen. Mit abschaltbaren Lasten
werden energieintensive Letztverbraucher bezeichnet, deren Produktionsprozesse kurz-
fristig deaktiviert oder gedrosselt werden konnen, wenn eine Gefahrdung oder Stérung
der Systemstabilitit eintritt.’’”® Die Kosten werden auf die Letztverbraucher in Form ei-
ner Umlage verteilt. Die Abschaltvergiitung ist eine Kombination aus einem Leistungs-
preis von monatlich 2.500 Euro/MW Abschaltleistung (§ 4 Abs. 2 AbLaV) und einem
Arbeitspreis von mindestens 100 Euro und hochstens 400 Euro/MW (§ 4 Abs. 3
AbLaV).

Problematik der Quantifizierbarkeit bestimmter technischer Alternativen in einem
Zukunfisszenario

336. Repowering-MaBnahmen, d.h. Netzoptimierungs- und Verstirkungsmafnahmen,
sind im NEP 2012 beriicksichtigt. Demgegeniiber wurde im Rahmen der Konsultation
zum Szenariorahmen 2012 von einigen Beteiligten gefordert, die kiinftigen Moglichkei-
ten von Smart-Grid-Technologien und die verstirkte Nutzung von Lastmanagement-

376 Vgl. Jarass, L./Obermair, G.M., Welchen Netzumbau erfordert die Energiewende?, a.a.O., S. 86 ff.

377 Verordnung zu abschaltbaren Lasten vom 28. Dezember 2012, BGBI. I S. 2998.

378 Zur Teilnahme an diesem System ist geplant, dass die Ubertragungsnetzbetreiber eine Ausschrei-
bungsplattform im Internet anbieten. Zuséatzlich muss jedes Unternehmen eine Préqualifikation, d.h.
einen Priif- und Genehmigungsprozess, durchlaufen. Diese Vorgaben gleichen dem Regelenergie-
regime.

177



Mafnahmen netzausbauminimierend, insbesondere im Sinne einer Reduzierung der Jah-
reshdchstlast, zu berilicksichtigen. Vor allem aufgrund einer fehlenden Quantifizierbar-
keit dieser Mafinahmen hat die Bundesnetzagentur indes von einer spezifischen Beriick-
sichtigung abgesehen.

337. Ebenso wie bei der Bewertung von Technologien wie Power-to-Gas oder kiinftigen
Stromspeicheroptionen stellt sich auch an dieser Stelle die grundlegende Frage, wie ge-
genwiértig bekannte technische Alternativen addquat in ein zukiinftiges Energiemarkt-
szenario integriert werden sollen. Dariiber hinaus ist stets unklar, welche technischen
Neuerungen es zukiinftig geben wird.

Wihrend sich die Potenziale von Repowering-Maflnahmen derzeit leicht quantifizieren
lassen, sind Potenziale beispielsweise von Elektrofahrzeugen (Demand Side Manage-
ment) und insbesondere von ,,smarten* Energiemérkten schwer einzuschitzen. Dabei er-
geben sich die Probleme der Quantifizierbarkeit von Smart-Grid-MalBBnahmen bereits
aus dem schwer abgrenzbaren Begriff. Um die Versorgungssicherheit zukiinftig nicht zu
gefdhrden, wird zum jetzigen Zeitpunkt von einem konservativen Szenario ausgegan-
gen. Die Fortschreibung der Szenariorahmen und Netzentwicklungsplane diirfte zukiinf-
tig eine Quantifizierung (zumindest) bisheriger technischer Potenziale erleichtern.

3.4.3.4 Market Splitting und Nodal Pricing

338. Market Splitting, Nodal Pricing und auch die (nachfolgende) G-Komponente (vgl.
Abschnitt 3.4.3.5) sind Netzausbaualternativen, die bislang in Deutschland keine An-
wendung finden.

Bereits in threm letzten Sondergutachten hatte die Monopolkommission eine Diskussion
iiber die Moglichkeit einer (voriibergehenden) Aufteilung des deutschen StromgroBhan-
delsmarktes in mindestens zwei Preiszonen (z.B. Nord und Siid) in Form eines Engpass-
managements mithilfe impliziter Auktionen angeregt.’”” Bislang konnen Stromerzeuger
und -hindler frei wiahlen, wo sie Strom in das Netz einspeisen und entnehmen wollen,
woraus sich Systeminstabilititen im Stromnetz ergeben, welche die Ubertragungsnetz-
betreiber auszugleichen versuchen. Des Weiteren konnen Netzbetreiber Produktionsan-
passungen aufgrund von Unbundlingprozessen nicht mehr direkt vornehmen.

Fiir den Fall mehrerer Preiszonen ergibt sich in jeder Region ein eigener Preis aus einem
zonenspezifischen Angebot und einer zonenspezifischen Nachfrage. Die Preisdifferenz
zwischen Uberschuss- und Defizitregion signalisiert den Marktakteuren Existenz und
Grad des Engpasses. Durch diese Signale besteht fiir Kraftwerksbetreiber ein Anreiz,
sich in der Defizitregion anzusiedeln.

339. Eine extreme Form des Market Splitting ist das sog. Nodal Pricing.*™® Hierbei stel-
len auf einem Elektrizitdtsmarkt Netzknotenpunkte eine eigene Gebotszone dar. Jeder
Knoten représentiert einen Ort der Einspeisung oder eine Entnahmestelle. Dadurch stel-
len die Preise die tatséchlichen Kosten des Stroms an einem bestimmten Ort dar und lie-
fern somit Signale fiir den lokalen Kraftwerks- und Netzausbausbedarf. Der Nodal Price
setzt sich damit zusammen aus den Produktionskosten, den Engpasskosten und den
transportbedingten Verlustkosten. Typischerweise wird ein unabhingiger Systembetrei-

379 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten_§9, a.a.0., Tz. 389.
380 Vgl. zum Nodal Pricing auch Neuhoff, K., Offnung des Strommarktes fiir erneuerbare Energien: Das
Netz muss besser genutzt werden, DIW Wochenbericht 78(20), 2011, S. 16-23.
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ber (Independent System Operator, ISO) mit der Implementierung von Nodalpreisen be-
auftragt. Der ISO kann thermische, Spannungs- und andere technische Netzbeschrin-
kungen im Auktionsmechanismus beriicksichtigen, wodurch eine effektive und sichere
Netznutzung ermoglicht wird.

340. 1996 wurde in Neuseeland auf dem gesamten Elektrizitdtsmarkt ein Nodal Pricing
eingeflihrt. In Neuseeland befinden sich grof3e Verbrauchszentren im Norden (insbeson-
dere Auckland) und eine Vielzahl von Wasserkraftwerken im Siiden. Der Strom wird
iiber eine zentrale Borse gehandelt, wobei kleine Erzeugeranlagen unter 10 MW ausge-
schlossen sind. Derzeit existieren 260 Knotenpunkte. Im Gegensatz zum européischen
Netz, das aus einer Reihe von Leitungswegen zwischen Erzeugung und Verbrauch be-
steht, verfiigt Neuseeland liber wenige alternative Netzwege, d.h. wenige Loop Flows,
was die systemische Handhabung vereinfacht.

341. Erzeuger geben Gebote fiir den Knotenpunkt der Einspeisung ab, wihrend Handler
und Industrienachfrager Gebote fiir den Knotenpunkt der Abnahme abgeben. Der TSO
(Transmission System Operator, Ubertragungsnetzbetreiber) ermittelt Preise und Men-
gen an jedem Knotenpunkt. Die Auktionen finden alle halbe Stunde statt (Echtzeitsigna-
le). Die Handelsplattform WITS verwaltet und verdffentlicht die Marktinformationen.
Die Preise sind volatil und kénnen kurzfristig stark voneinander abweichen.*®' Zur Absi-
cherung gegen Preisschwankungen haben sich in Neuseeland borsliche und auBlerborsli-
che Termingeschifte als ein wirksames Instrument erwiesen.

342. Um zu quantifizieren, wie sich Nodalbepreisung im europdischen Markt auswirken
wiirde, haben mehrere européische Forschungseinrichtungen das europdische Stromsys-
tem mit einem Nodal-Pricing-System simuliert. Im Ergebnis zeigte sich, dass aufgrund
einer besseren Ausnutzung des Netzwerks bei Nodalpreisen bis zu 30 % mehr Energie
zwischen verschiedenen Regionen transportiert werden kann. Das entspricht auch den
Erfahrungen, die in den USA bei der Einfiihrung von Nodalpreisen gemacht wurden.**
Die Simulationsergebnisse zeigen zudem, dass durch die effektivere Nutzung der Netze
jéhrlich Brennstoffkosten und Emissionsrechte von 1 bis 2 Mrd. Euro eingespart werden
konnten.**

343. Der Unterschied zum Redispatching (vgl. Abschnitt 3.4.3.1) liegt darin, dass ein
optimal ausgefiihrtes Redispatching zwar, ceteris paribus, zum selben Kraftwerkseinsatz
und somit zur selben Ressourcennutzung wie das Nodal Pricing bei vollstandiger Kon-
kurrenz fiihrt, dass allerdings die korrigierende Redispatching-Maflnahme nicht den
GroBhandelspreis beeinflusst, der innerhalb einer Gebotszone einheitlich bleibt. Somit
werden im Falle des Redispatching fiir die Erzeugungseinheiten Engpésse verschleiert,
wodurch Preissignale fehlen, die innerhalb der bereits bestehenden Netzinfrastruktur
Engpésse vermeiden konnen.

344. Das Konzept eines Nodal Pricing ist vor dem Hintergrund der Netzausbauproble-
matik und der damit einhergehenden Kosten sowie der positiven Erfahrungen im Aus-
land eine diskussionswiirdige Alternative. Dabei ist der Monopolkommission bewusst,
dass dieser Gedanke aufgrund einer stiickweisen Abkehr vom Konzept eines einheitli-

381 Die Plattform findet sich unter http://www.electricityinfo.co.nz/comitFta/ftaPage.main.

382 Vgl. Mansur, E.T./White, M.W., Market organization and efficiency in electricity markets, January 13,
2013, http://www.dartmouth.edu/~mansur/papers/mansur_white pjmaep.pdf.

383 Vgl. Neuhoff K, u.a., Renewable Electric Energy Integration: Quantifying the Value of Design of Mar-
kets for International Transmission Capacity, DIW Discussion Papers No. 1166, Berlin 2011.
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chen Binnenmarktes und damit einhergehender einheitlicher Preise®®* sowohl politisch
als auch in der konkreten Ausgestaltung schwer umsetzbar sein diirfte.

3.4.3.5 G-Komponente als sinnvoller und gut integrierbarer Steuerungsmechanismus
zur Verringerung des Netzausbaubedarfs

345. Eine im Gegensatz zum Nodal Pricing leichter in das bestehende System integrier-
bare Alternative zur Steuerung der Erzeugung ist die G-Komponente. Im Falle eines
Kraftwerksbaus in Deutschland beriicksichtigt der einzelne Investor bislang nicht die
moglicherweise dadurch bedingte erforderliche Notwendigkeit einer Netzverstarkung
oder sogar eines -ausbaus, denn diese Kosten werden durch erhohte Netzentgelte von
den Netzbetreibern bei den Stromverteilern eingefordert, welche diese Kosten letztlich
an ihre Stromverbraucher weiterreichen. Dies hat — verstirkt durch das Unbundling von
Energieversorgungsunternehmen — dazu gefiihrt, dass es an einer sinnvollen Koordina-
tion zwischen Erzeugungsstandorten einerseits und Verbrauchszentren andererseits fehlt.
Dieses Koordinationsdefizit bedingt, dass iiber weite Strecken eine Netzinfrastruktur er-
richtet werden muss, um Distanzen zwischen Stromerzeugung und Stromverbrauch zu
iberwinden.

346. Die G-Komponente ist eine Alternative zu Netzinvestitionen und damit zum Netz-
ausbau. Hierbei handelt es sich um ein Netznutzungsentgelt fiir den Stromerzeuger (,,ge-
neration“ = Erzeugung). Die G-Komponente liefert dazu ex ante Signale mithilfe stand-
ortabhingiger Entgelte bzw. mdglicher Pramien. Die G-Komponente hat den Vorzug,
dass die Erzeugungsstandorte, bei denen ein Netzausbau vermieden werden kann, durch
geringe Netzentgelte einen Wettbewerbsvorteil gegeniiber den Kraftwerksstandorten er-
werben, die einen Netzausbau bedingen. Insoweit reizt eine G-Komponente als Preissi-
gnal (Euro pro Megawattstunde) eine verbrauchsnahe Erzeugung fiir Kraftwerksinvesto-
ren an und bedingt hierdurch z.B. eine Verringerung des Nord-Siid-Gefilles und damit
des Netzausbaus oder anderer MaBBnahmen zum Ausgleich von Netzungleichgewichten.
Okonomisch betrachtet stellt sie eine Einpreisung externer Effekte der Standortwahl von
Stromerzeugern dar und ist vor diesem Hintergrund grundsétzlich weder eine auB3eror-
dentliche Belastung noch eine Beihilfe.

347. Neben der G-Komponente basiert das Netznutzungsentgelt auf einer L-Komponen-
te (,,load* = Last), welche der Stromverbraucher trigt (sog. G/L-Split). In der Summe
addieren sich beide Komponenten zu 100 %, die die Gesamtmittel zur Finanzierung der
Energienetze darstellen. In Deutschland zahlen bislang ausschlieBlich die Verbraucher
100 % des Netzentgeltes, da gemdll § 15 Abs. 1 S. 3 StromNEV eine Netzentgeltzah-
lung fiir Kraftwerkseinspeisungen nicht zuléssig ist.

In anderen européischen Landern werden die Netzkosten indes sehr unterschiedlich zwi-
schen Erzeugern und Verbrauchern aufgeteilt. Mehrere Staaten haben die G-Komponen-
te bereits eingefiihrt. Diese liegt beispielsweise in Irland bei 27 %, in Schweden bei
25 %, in Norwegen bei 24 %, in Osterreich und Belgien bei 15 %, in Finnland bei 13 %,
in Ddnemark bei 3 % und in Frankreich bei 2 %.%

384 Allerdings werden im europdischen Binnenmarkt auch zukiinftig Preisunterschiede zwischen den EU-
Staaten herrschen.

385Vgl. ENTSO-E, Overview of transmission tariffs in Europe: Synthesis 2012, https://www.entsoe.eu/
about-entso-e/working-committees/market/transmission-tariffs/.
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348. Wihrend unmittelbar nach der Liberalisierung der Energiemédrkte und bei der da-
maligen Festlegung der Netzentgelte das Problem der Netzungleichgewichte und damit
auch der Bedarf fiir eine G-Komponente noch vergleichsweise gering war, hat sich die
Situation mit der Energiewende deutlich verdandert. Vor diesem Hintergrund schlégt die
Monopolkommission die Einfiihrung einer G-Komponente fiir einen unbegrenzten Zeit-
raum vor.**® Mithilfe einer geografisch differenzierten G-Komponente finden zusitzli-
che bzw. vermiedene Netzausbaukosten (bzw. Kosten fiir alternative MaBnahmen) in die
Investitionsentscheidung eines Kraftwerksbetreibers fiir einen Kraftwerksneu- und -aus-
bau sowie fiir eine Exit-Entscheidung®®’ Beriicksichtigung. Eine grofere Steuerungswir-
kung entfaltet die G-Komponente bei ihrer Anwendung auf Neuanlagen. Die G-Kompo-
nente konnte ex ante von den Ubertragungsnetzbetreibern und der Bundesnetzagentur
gemeinsam festgelegt und jahrlich im Rahmen des Netzentwicklungsplans angepasst
werden. Diese Zustindigkeiten leiten sich daraus ab, dass die vier Ubertragungsnetzbe-
treiber und die Bundesnetzagentur den besten Uberblick iiber Netzausbauerfordernisse
haben diirften.

349. Die exakte Bestimmung der G-Komponente resultiert aus der Bestimmung der
(vermiedenen) Netzausbaukosten (den langfristigen Grenzkosten des Netzausbaus) und
daraus abgeleitet aus der Ermittlung der geografisch differierenden G-Komponenten.
Typischerweise erfolgt eine Aufteilung in Regionen mit einer positiven und einer negati-
ven G-Komponente, welche die Monopolkommission auch fiir eine Umsetzung in
Deutschland vorschldgt. Dazu erhalten Regionen mit netz- und verbrauchsnaher Anbin-
dung einen positiven, Regionen mit netz- und verbrauchsferner Anbindung einen negati-
ven Wert. Um Fehlallokationen zu vermeiden, schligt die Monopolkommission vor, bei
der Bestimmung der G-Komponente aus den (vermiedenen) Netzausbaukosten einen Si-
cherheitsabschlag vorzunehmen.

Bei der Festlegung der Regionen besteht ein Trade-oft zwischen einer groben Abgren-
zung der Zonen (und einer damit verbundenen leichten Bestimmung der G-Komponente
bei schlechterer Treffsicherheit) sowie einer kleinteiligeren Zonengrofe (und einer da-
mit verbundenen steigenden Komplexitdt des Systems bei besserer Treffsicherheit). Die
Monopolkommission empfiehlt, sich bei der Zahl der festzulegenden Regionen neben
dem tatséchlichen Bedarf an den Erfahrungen in anderen Landern zu orientieren. So hat
etwa Schweden eine Finteilung in acht Zonen erhalten und bisher positive Erfahrungen
mit der daraus entstehenden Anreizwirkung gemacht.

350. Im Hinblick auf den G/L-Split schldgt die Monopolkommission vor, die G-Kompo-
nente mdglichst aufwandsneutral zu erheben. Ziel der G-Komponente ist aus Sicht der
Monopolkommission nicht, einen zweiten Finanzierungsweg zu erdffnen, sondern Allo-
kationssignale fiir eine standorteffiziente Energieproduktion zu setzen. Die Monopol-
kommission schlidgt daher vor, Entgelte und Pradmien aus der G-Komponente durch ein
deutschlandweites Umlagekonto zu finanzieren. Bei Festsetzung der G-Komponente ist
es das Ziel, Entgelte und Prédmien so festzulegen, dass sich Einzahlungen und Auszah-
lungen innerhalb des Umlagekontos ausgleichen. Dariiber hinaus entstehende Differen-

386 Die G-Komponente wiirde fiir alle Anlagen, d.h. Bestands- und Neuanlagen, gleichermafen gelten.
Die Monopolkommission weist allerdings darauf hin, dass eine Netzentgeltgebiihr aus Vertrauens-
schutzgesichtspunkten problematisch sein kdnnte, wenn sie auch von Betreibern bestehender EE-
Anlagen erhoben wird. Derartige Risiken konnten jedoch ausgeschlossen werden, indem die Gebiihr
ausschlieBlich fiir neu errichtete Anlagen eingefiihrt wird.

387 Bei einem bereits bestehenden Kraftwerk wurde die Entscheidung eines Markteintritts (,,Entry*) be-
reits ohne Einbezug der G-Komponente in die Investitionsentscheidung getroffen.
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zen werden nach Jahresende mit den Ubertragungsnetzbetreibern verrechnet, die zu die-
sem Zweck eine entsprechende Anpassung ihrer Erlosobergrenze fiir die L-Komponente
erhalten. Auf diese Weise betrdgt der Anteil der Erzeuger an der Finanzierung der Netz-
kosten im Erwartungswert Null, sodass auf den Erzeugermérkten auch keine verzerren-
den Wirkungen im Wettbewerb mit Erzeugern im europdischen Ausland bestiinden.

351. Ein teilweise gegen die Einfithrung einer G-Komponente vorgetragenes Argument
sind die damit verbundenen Transaktionskosten, die sich (1) aus der Bestimmung der
(vermiedenen) Netzausbaukosten, der G-Komponenten-Preiszonen und der genauen
Héohe der G-Komponente durch die Ubertragungsnetzbetreiber und die Bundesnetzagen-
tur sowie (2) aufgrund des Verwaltungsaufwandes, z.B. durch die Versendung der Rech-
nungsbescheide iiber die Hohe der G-Komponente an die Anlagenbetreiber durch die
Bundesnetzagentur, ergeben. Eine im Grundsatz vollstindige Kostenzuordnung auf die
Verbraucherseite stelle, auch vor dem Hintergrund der europédischen Harmonisierung der
Binnenmarktvorschriften, die einfachste, transparenteste und praktikabelste Form dar.**

Nach Ansicht der Monopolkommission sind beide Kritikpunkte nur bedingt {iberzeu-
gend. So entspricht die Bestimmung der G-Komponente (1) rechnerisch den langfristi-
gen Grenzkosten des Netzausbaus. Die konkrete Bestimmung des Netzausbauumfangs
und der damit verbundenen Investitionskosten als entscheidende Basisdaten fiir die Be-
stimmung der G-Komponente sind fiir die Ubertragungsnetzbetreiber und die Bundes-
netzagentur bereits jetzt verpflichtend, stellen insoweit nur einen geringen Mehraufwand
dar und lassen sich in die bisherigen Abléufe integrieren.”® Der kritisierte Verwaltungs-
aufwand (2) ldsst sich aus Sicht der Monopolkommission dadurch mindern, dass die Be-
scheide iiber die G-Komponente in die Abrechnungen zur EEG-Forderung und zur
Marktpramie integriert werden kdnnten. EE-Anlagen, welche gegeniiber konventionel-
len Anlagen in groBerer Zahl betroffen wiren, lieBen sich so sinnvoll in bestehende Ab-
laufe integrieren.

352. Die Monopolkommission ist sich dariiber bewusst, dass Standortentscheidungen
und damit verbundene Kraftwerksinvestitionen selbstverstindlich von einer Reihe wei-
terer Faktoren abhéngen (z.B. Kiihlwasserverfiigbarkeit bei Kernkraftwerken oder die
Hafenanbindung bei Steinkohlekraftwerken). Dennoch stellt die G-Komponente aus
Sicht der Monopolkommission eine sinnvolle Komponente dar, um in Deutschland ein
besseres Zusammenspiel zwischen Kraftwerksneubauten und bereits bestehender Netz-
infrastruktur zu bewirken und die Netzausbauerfordernisse dadurch zu reduzieren — ins-
besondere vor dem Hintergrund, dass der Netzausbaubedarf zukiinftig durch eine fort-
schreitende Dezentralisierung der Stromerzeugung weiter zunechmen wird. Daher ist
nach Meinung der Monopolkommission die G-Komponente, welche fiir konventionelle
Kraftwerke und EE-Anlagen Anreize einer lastnahen Standortwahl liefert, ein wirkungs-
volles Instrument, um den Netzausbaubedarf zu reduzieren.

3.4.3.6 Fazit: Netzausbau unter stirkerem Einbezug vorhandener Alternativen

353. Fiir die Notwendigkeit eines gravierenden Netzausbaus in Deutschland werden vor
allem zwei Griinde genannt: die grundlegenden Verdanderungen der Erzeugerstruktur im
Zuge der Energiewende und der anvisierte gemeinsame europdische Binnenmarkt. Um

388 Vgl. BET,, Novellierung der EU-Richtlinien und Harmonisierung der Netztarifierung aus kommunaler
Sicht: Untersuchung, Wirkungsanalyse und Gestaltung von Vorgaben der EU zur Netznutzungstarifie-
rung im Auftrag kommunaler Unternehmen (G:T:L-Studie), Aachen, 20. November 2002, S. 49.

389 Vgl. Abschnitt 3.4.1.

182



Netzungleichgewichte abzubauen, entstehen hohe Kosten, die aus dem Netzausbau, aber
auch aus weiteren Mafinahmen, wie dem vermehrt angewendeten Redispatching, resul-
tieren. Diese Kosten tragen bislang einseitig die Verbraucher. Vor dem Hintergrund einer
weiteren Zunahme der EE-Anlagen ist es nach Ansicht der Monopolkommission wich-
tig, zeitnah eine effiziente Auswahl an Netzausbaualternativen vorzunehmen.

354. Wenn zudem seitens der Ubertragungsnetzbetreiber bei der Erstellung der Netzent-
wicklungspldne von der Annahme ausgegangen werden muss, dass die gesamte erzeugte
elektrische Energie auch im Netz abgenommen und transportiert werden muss, dann ist
aus Sicht der Monopolkommission zu befiirchten, dass der Netzausbau iiberdimensio-
niert sein wird und die Kosten den Nutzen des Leitungsneubaus letztlich deutlich {iber-
steigen werden. Moglichkeiten des Abregelns sollten daher — auch auBerhalb von
Netzungleichgewichten — gegeben sein.

355. Die Monopolkommission wiederholt ihre bereits im letzten Energie-Sondergutach-
ten geduBerte Ansicht,*” dass in der 6ffentlichen Diskussion der Fokus zur Losung der
Uberwindung von Netzengpissen zu einseitig auf dem Netzausbau liegt. Dabei gibt es
eine ganze Reihe von Netzausbaualternativen, welche unbedingt verstirkt in die Netz-
ausbauplanungen einflieBen sollten. Ein Netzausbau zur Beseitigung der Engpésse ist
aus Okonomischer Sicht nur solange wiinschenswert, wie dessen Grenzkosten geringer
sind als die Grenzkosten eines Einsatzes mdglicher Alternativen. So sollte ein gesamt-
wirtschaftlich sinnvolles Verhéltnis zwischen dem Netzausbau einerseits und den mogli-
chen Alternativen andererseits angestrebt werden.

356. Ebenfalls in ihrem letzten Sondergutachten hat die Monopolkommission gefordert,
bei den verschiedenen Losungswegen des Engpassproblems auch deren mogliche Inter-
dependenzen nicht unberiicksichtigt zu lassen.*' So sollten fiir die Erzeugungseinheiten
bewusst Preissignale gesetzt werden, um innerhalb der bereits bestehenden Netzinfra-
struktur Engpidsse zu vermeiden. Diese Anreize bestehen allerdings nicht im Falle des
Netzausbaus und kaum im Falle von Redispatching-MaBnahmen.

Die Monopolkommission erneuert ihre Aussage, dass die derzeit in Deutschland beste-
hende einheitliche Preiszone im Stromsektor vor dem Hintergrund der Energiewende
nicht unproblematisch erscheint. Marktbasierte Alternativen, welche den Kraftwerks-
investoren Preissignale eines Engpasses aufzeigen, stellen das Market Splittung und das
Nodal Pricing dar. Wahrend beim Market Splitting und beim Nodal Pricing der Elektri-
zitdtsmarkt in verschiedene Preiszonen unterteilt wird, setzt eine G-Komponente den
Kraftwerksbetreibern in Form einer Beteiligung an den Netzkosten Anreize, Kraft-
werksinvestitionen auch am vorhandenen Stromnetz auszurichten. Vor diesem Hinter-
grund hélt die Monopolkommission die G-Komponente fiir ein sinnvolles und leicht in-
tegrierbares Instrument, um den Netzausbaubedarf zu reduzieren, und schldgt die Ein-
fithrung einer G-Komponente vor. Gerade vor dem Hintergrund bislang begrenzter tech-
nischer Alternativen (z.B. Power-to-Gas) sollten wirksame Steuerungsmechanismen wie
die G-Komponente, die im Ubrigen in einer ganzen Reihe europiischer Linder bereits
Anwendung findet, auch in Deutschland eingefiihrt werden.

390 Vgl. insbesondere Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 388.
391 Vgl. ebenda, Abbildung 4.5.
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3.5 Sicherstellung der Versorgung durch Regel- und Kapazititsmechanismen

357. Im Hinblick auf die Einbindung erneuerbarer Energien in ein System funktionsfahi-
ger Strommérkte miissen Mechanismen geschaffen werden, die ein wettbewerbliches
Marktdesign mit einer Sicherstellung der Versorgungssicherheit in Einklang bringen.
Dabei ist zu beachten, dass Strommairkte gegeniiber gewohnlichen Mérkten eine ganze
Reihe von Besonderheiten aufweisen, zu denen insbesondere ein stark schwankender
Bedarf, eine kurzfristig weitgehend inflexible (unelastische) Reaktion der Nachfrager
auf den Preis und die weitgehende Nichtspeicherbarkeit von Strom gehéren. Zur Sicher-
stellung der Versorgungssicherheit muss die Erzeugungsseite daher variabel genug sein,
um sich stets kurzfristig an der gerade aktuellen Nachfrage nach Strom ausrichten zu
konnen. Geschieht dies nicht, so kommt ein weiterer Unterschied von Strommaérkten
zum Tragen, da zum Zeitpunkt einer Unterversorgung nicht ohne Weiteres einzelne
Nachfrager nach ihrer Zahlungsbereitschaft von der Versorgung mit Elektrizitit ausge-
schlossen werden konnen. Vielmehr kommt es in einer derartigen Situation aus techni-
schen Griinden zu einem Ausfall eines ganzen Netzclusters (,,Blackout®), sodass zufilli-
ge Nachfragergruppen betroffen sind.

358. Bei der Schaffung eines geeigneten Strommarktdesigns sollten effiziente Mittel ge-
nutzt werden, um die Gefahr von Stromausfillen zu reduzieren und damit die Versor-
gungssicherheit aufrechtzuerhalten. Dabei lassen sich in zeitlicher Hinsicht verschiede-
ne Situationen differenzieren, in denen eine Gefiahrdung der Versorgungssicherheit vor-
liegen konnte:

«  Kurzfristig kann jederzeit die sich gerade im Netz befindliche Energiemenge aus
einer Vielzahl technischer Griinde oder aufgrund nicht ausgeglichener Bilanz-
kreise zu klein oder zu grof3 sein. Um die Systemstabilitét in diesen Fillen zu ge-
wihrleisten, wird derzeit durch die Netzbetreiber sog. Regelenergie eingesetzt.
Die hier bestehenden Verfahren werden auch von der Monopolkommission re-
gelmiBig gewiirdigt und erscheinen in technischer Hinsicht ausgereift.

« Des Weiteren hat sich durch Strukturverinderungen in der Energieproduktion —
insbesondere durch den politisch beschlossenen Ausstieg aus der nuklearen
Energieproduktion — die Situation ergeben, dass die zur Verfiigung stehende Ka-
pazitit an Erzeugungsanlagen in einzelnen Regionen nicht ausreicht, um die
Nachfrage auch unter Annahme extremer Bedingungen zu gewiahrleisten.*”> Zu
diesem Zweck sollen Reservekraftwerke genutzt werden, die {iber die bestehen-
den Kapazititen zum Redispatching und zur Nutzung von Regelleistung hinaus-
gehen sollen. Insbesondere Kraftwerke, die andernfalls abgeschaltet wiirden, sol-
len zur Sicherung der Systemstabilitdt weiter zur Verfiigung stehen (Kaltreserve,
Winterreserve).

+  SchlieBlich wird das mogliche Problem erortert, dass die erzielbaren Energie-
preise im GrofBhandel keine ausreichenden Anreize bieten konnten, um notwen-
dige Investitionen in Kraftwerksneubauten sicherzustellen (,,Missing-Money-
Problem*). Daraus folge, dass die Kraftwerkskapazititen langfristig nicht ausrei-
chen, um die Nachfrage nach Strom zu jedem Zeitpunkt decken zu kdnnen und

392 Solche Situationen werden regelmifBig von den Ubertragungsnetzbetreibern fiir hypothetische Szena-
rien erstellt. Diese betreffen in der Regel den Fall hoher Last bei gleichzeitig geringer Einspeisung aus
Photovoltaikanlagen (insbesondere in Wintermonaten) und der gleichzeitigen Annahme des Ausfalls
eines wesentlichen Betriebsmittels im Ubertragungsnetz (sog. n-1-Fall).
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damit Stromausfille zu vermeiden. Um einem Versorgungsmangel entgegenzu-
wirken, wird derzeit der Einsatz sog. Kapazitdtsmechanismen erwogen.

359. Wihrend im Bereich der Regelenergie bereits eine erprobte und geregelte System-
dienstleistung besteht, welche kurzfristige Schwankungen abfedert, ist die Entwicklung
von energiewirtschaftlichen Instrumenten vor allem im Hinblick auf mogliche langfristi-
ge Probleme noch nicht vergleichbar weit fortgeschritten. In allen drei Problemberei-
chen werden zudem Auswirkungen und verdnderte Anforderungen im Rahmen der
Energiewende diskutiert, zum Teil ohne dass eine systematische Trennung der Problem-
kreise und ihrer Losungsmoglichkeiten erfolgt. Nachfolgend hat die Monopolkommis-
sion die tatsdchlichen Effekte und den Bedarf an neuen Mechanismen gepriift und be-
wertet.

3.5.1 Kapazititsbedarf und Versorgungssicherheit infolge der Energiewende

360. Vor allem in den letzten Jahren wird eine Ausweitung moglicher Probleme mit der
zur Bedarfsdeckung zur Verfiigung stehenden Kraftwerkskapazitit diskutiert. Ein Be-
darf, an dieser Stelle mit Kapazititsmechanismen gegenzusteuern, wird dabei ganz we-
sentlich auf Verdnderungen der Energiemarktstruktur zuriickgefiihrt, die infolge der
Energiewende auftreten. Ein wesentlicher Aspekt betrifft dabei die Auswirkungen der
zunehmenden Einspeisung von Strom aus erneuerbaren Energien auf die Versorgungs-
sicherheit. Da nicht allein der Anteil der erneuerbaren Energien stetig wéchst, sondern
fiir diese auch gemdfl EEG ein Einspeisevorrang besteht, wird die Nachfrage nach Strom
stets zuerst durch die Einspeisung aus erneuerbaren Energien gedeckt. Die tibrige Nach-
frage (Residualnachfrage) muss durch konventionelle Kraftwerke versorgt werden. So-
wohl die dargebotsabhingigen und z.B. von Windverhéltnissen oder Sonneneinstrahlung
abhingigen EE-Anlagen als auch solche EE-Anlagen, die im Rahmen der Einspeisever-
glitung pauschal gefordert werden, speisen ihren Strom dabei unabhéngig von den je-
weiligen Marktbedingungen ein. Dies fiihrt zu einer zunehmend groeren Volatilitét der
Residualnachfrage nach Strom aus konventionellen Kraftwerken, die stets kurzfristig
vor allem auf Basis von Wetterprognosen kalkuliert werden muss. Des Weiteren nimmt
durch die zunehmende durchschnittliche Einspeisung der EE-Anlagen auch die durch
konventionelle Kraftwerke insgesamt zu erbringende Leistung stetig ab. Aufgrund der
weiterhin bestehenden Notwendigkeit, Fluktuationen in der Einspeisung von EE-Anla-
gen durch konventionelle Kraftwerke im Bedarfsfall auffangen zu konnen, werden letzt-
genannte Anlagen auch als Schattenkraftwerkspark bezeichnet.

361. Vor allem die Einspeisung aus wichtigen dargebotsabhéngigen Erzeugungsformen,
Wind und Photovoltaik, machen die Bedeutung des Schattenkraftwerksparks deutlich.
Am Beispiel des Jahres 2012 zeigt sich der Einfluss des Schattenkraftwerkparks auf die
Volatilitit der Residualnachfrage nach konventioneller Energie an folgenden stilisierten
Beispielen:*”

Wihrend die durchschnittliche realisierte Tageseinspeiseleistung von Photovola-
tik- und Windkraftanlagen im Jahr 2012 bei 8.404 MW (100 %) lag, betrug sie
beim Tiefstwert am 19. Dezember 2012 nur 1.166 MW (13,87 %) und beim
Hochstwert am 5. Januar 2012 22.131 MW (263,33 %).

393 Alle nachfolgenden Angaben gehen aus Datensétzen von EEX und ENTSO-E {iber die Einspeisemen-
gen und die Last hervor.
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« Auch die seriellen Tagesschwankungen konnen sehr volatil ausfallen. So weist
die durchschnittliche Tageseinspeiseleistung vom 24. auf den 25. November
2012 eine maximale Differenz von 13.201 MW auf, die auf einen Wetterwechsel
und damit auf die Veridnderung der Einspeisebedingungen zuriickzufiihren ist.***

« Mit der Einspeiseleistung aus Wind- und Photovoltaikanlagen lieBen sich im
Jahr 2012 durchschnittlich 14,34 % der Nachfrage nach Strom decken. Im Maxi-
mum stieg dieser Anteil am 27. Dezember 2012 zwischen 4 und 5 Uhr morgens
auf 58,49 %.%

362. Neben diesen Einfliissen auf der Nachfrageseite besteht auch auf der Angebotsseite
ein auf die Energiewende zuriickzufiihrender Effekt; der beschleunigte Ausstieg aus der
Kernenergie fiihrt z.B. zu einem Wegfall entsprechender konventioneller Kapazitit. Dar-
aus folgt zum einen die Verdnderung der Merit Order, in der verschiedene andere Kraft-
werkstypen die nicht mehr zur Verfiigung stehende Grundlast der Kernkraftwerke kom-
pensieren miissen, und zum anderen die Reduzierung der gesamten konventionellen
Kraftwerkskapazitét. Insgesamt werden im Zusammenhang mit den dargelegten Verin-
derungen auf der Nachfrage- und auf der Angebotsseite Auswirkungen auf die eingangs
dargestellten Bedarfsszenarien erwartet, in denen ein Problem mit der Versorgungs-
sicherheit auftreten konnte und die nachfolgend systematisiert werden sollen.

3.5.1.1 Bedarf an Regelenergie stabil

363. Im Bereich des Regelenergiebedarfs lassen sich moglicherweise Auswirkungen auf
die grofere Volatilitdt der Residualnachfrage aufgrund erhdhter Prognoseungenauigkei-
ten bei der Einspeisung erneuerbarer Energien erwarten. So konnen z.B. unerwartete
Lieferungsausfille aufgrund ungenauer Wetter- und damit Einspeiseprognosen zu einer
systematischen Unterspeisung von Bilanzkreisen und damit einem Bedarf an positiver
Regelenergie fithren. Vor allem extreme Angebots- und Nachfragebedingungen im Win-
ter konnen einen erhdhten Regelenergiebedarf verursachen. So zeigte etwa die (ver-
gleichsweise warme) Periode im Dezember 2011 eine starke Uber- und die Kiltewelle
im Februar 2012 eine starke Unterspeisung von Bilanzkreisen. Beide Situationen waren
insbesondere auf Prognosefehler der Angebotsseite (Prognose der Einspeisung aus EE-
Anlagen) und der Nachfrageseite (Verbrauchsprognosen) zuriickzufiihren.**

364. Um zu kléren, ob eine systematische Verdnderung im Bedarf an Regelenergie vor-
liegt, lasst sich empirisch vor allem der Bedarf an ausgeschriebener Regelleistung der
letzten Jahre untersuchen. Der von den Ubertragungsnetzbetreibern zur Regelleistungs-
vorhaltung ausgeschriebene Bedarf entwickelte sich dabei unterschiedlich, ohne dass
dabei jedoch signifikante Verdnderungen deutlich wurden. Im Bereich der positiven Se-
kundéarregelleistung sank im Jahr 2011 die durchschnittliche ausgeschriebene Leistung
auf 2.139 MW (in 2010: 2.425 MW) und die negative Sekundirregelleistung auf
2.102 MW (in 2010: 2.219 MW). Zum Jahresanfang 2012 lag die Leistung bei der aus-

394 Die durchschnittliche Last betrug am 24. November 2012 2.827 MW, am 25. November 2012 hinge-
gen 16.028 MW.

395 Auch zwischen 3 und 4 Uhr (56,33 %) und zwischen 5 und 6 Uhr (57,04 %) morgens lag der Anteil
an diesem Tag sehr hoch. Der Zeitraum mit der nachstgroBBeren Lastabdeckung datiert am 31. Dezem-
ber 2012 zwischen 6 und 7 Uhr (56,32 %) morgens.

396 Vgl. BNetzA, Bericht zum Zustand der leitungsgebundenen Energieversorgung im Winter 2011/12,
3. Mai 2012
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geschriebenen positiven Sekundérregelleistung bei 2.084 MW, zum Jahresende bei
2.109 MW. Die ausgeschriebene negative Sekunddrregelleistung lag zum Jahresbeginn
2012 bei 2.114 MW, zum Jahresende bei 2.149 MW.

Die durchschnittliche ausgeschriebene positive Minutenreserve reduzierte sich im Jahr
2011 auf 1.812 MW (in 2010: 2.316 MW). In 2012 lag die positive Minutenreserve zu-
nichst auf einem Niveau von 1.737 MW und stieg zum Jahresende hin auf 2.426 MW
an. Der Anteil der vorgehaltenen negativen Minutenreserve ist demgegeniiber Ende
2010 und Anfang 2011 zunéchst konstant niedrig geblieben (2.118 MW) und stieg dann
wieder anndhernd auf das Anfangsniveau von Anfang 2010 an (2.491 MW). In 2012 lag
die negative Minutenreserve bei zundchst 2.158 MW, zum Jahresende lag sie bei
2413 MW.

Bei der Primédrregelung ist im Jahr 2011 im Vergleich zu 2010 ein Riickgang auf
612 MW (in 2010: 623 MW) zu verzeichnen gewesen. In 2012 lag der Bedarf bei
567 MW.

365. Derzeit ist zumindest kein erheblicher Anstieg der potenziell von den Netzbetrei-
bern vorgehaltenen Regelenergie festzustellen. Uber die Entwicklung des Abrufs der
ausgeschriebenen Regelleistung durch die Ubertragungsnetzbetreiber liegen hingegen
keinerlei Daten vor. Anzunehmen ist, dass einer Ausweitung der EE-Anlagen mit fluk-
tuierender Einspeisung eine verbesserte Prognosequalitit und Verbesserungen bei der In-
anspruchnahme von Regelleistung gegeniiberstehen. Die letztgenannten Effekte betref-
fen etwa die Erweiterung des Netzregelverbundes auf benachbarte europiische Ubertra-
gungsnetzbetreiber und des damit verbundenen Vermeidens des Gegeneinanderregelns.

3.5.1.2 Bedarf an (regionaler) Reservevorhaltung zur kurzfristigen Netzstabilisierung

366. Eine tliber die Regelenergie hinausgehende aktuelle Diskussion betrifft den Bedarf
zusatzlicher Reservekapazitit, z.B. in Form einer Kaltreserve bestimmter Kraftwerke.
Diese stellt eine zusétzliche Systemdienstleistung dar, die in Extremsituationen von
Ubertragungsnetzbetreibern eingesetzt werden kann, wenn andere Mittel zur Netzstabi-
lisierung geméB § 13 EnWG ausgeschopft sind.

367. Die intensive Diskussion um einen Bedarf an zusétzlichen Instrumenten begriindet
sich nicht zuletzt durch die Situation im Friithjahr 2012, in der die Energienetze unter ei-
ner starken Belastung standen. So war vor allem die erste Hélfte des Monats Februar
durch eine extreme Kaltwetterlage gepragt. Wie die Bundesnetzagentur in ithrem Bericht
zum Zustand der leitungsgebundenen Energieversorgung im Winter 2011/12 erléutert,
verzeichnete die Systembilanz Deutschlands im Zeitraum vom 6. Februar 2012 bis zum
14. Februar 2012 mehrere iiber etliche Stunden anhaltende Situationen mit einer erhebli-
chen Unterdeckung.’*” Die den deutschen Ubertragungsnetzbetreibern zu diesem Zeit-
punkt zur Verfiigung stehende positive Regelleistung in Hoéhe von 3.821 MW sowie der
Einsatz von Redispatching-Maflnahmen war damals nicht ausreichend, um die entstan-
denen Leistungsungleichgewichte auszugleichen. Daher mussten die Ubertragungsnetz-
betreiber zusitzliche MaBBnahmen in erheblichem Umfang ergreifen. Dazu zdhlen die
Beschaffung von Notreserven an der Borse, der Einsatz der Osterreichischen und der
deutschen Kaltreservekraftwerke, die Anforderung von Notreserven bei benachbarten

397 Vgl. ebenda.
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auslidndischen Ubertragungsnetzbetreibern (Schweiz, Niederlande) sowie die Anwei-
sung von Kraftwerken im Rahmen von § 13 Abs. 2 EnWG.

368. Wie die Auswertung der Situation im Winter 2011/12 gezeigt hat, ist die damalige
Unterdeckung einzelner Regionen auf zahlreiche Faktoren zurlickzufiihren. Dabei stand
weniger eine technisch nicht ausreichende deutsche Gesamtkapazitit im Vordergrund als
nicht ausreichende Kapazititen in einzelnen Regionen, die aufgrund einer Uberlastung
der Ubertragungsnetze nicht durch Energietransporte ausgeglichen werden konnten. Sol-
che Ungleichgewichte hingen unmittelbar mit dem Stand des Ausbaus der Ubertra-
gungsnetze zusammen.™® Die Ungleichgewichte werden unter anderem durch die Ein-
speisung von Strom aus erneuerbaren Energien ausgeldst.*”” Diese Situation fiihrt typi-
scherweise zum erhohten Bedarf an Nord-Siid-Transporten von Energie, die im Falle ei-
ner Netziiberlastung nicht gewihrleistet werden kénnen. Kommt es zu einer Uberlas-
tung der Ubertragungsnetze, muss die entstehende Unterdeckung mit Strom in einzelnen
Netzabschnitten zunédchst durch Redispatching-MaBlnahmen aufgefangen werden, da
dieser Unterdeckung ein Uberschuss in einem anderen Netzbereich gegeniibersteht.

Die Abschaltung der Kernkraftwerke und weiterer konventioneller Kraftwerke, insbe-
sondere solcher im Siiden Deutschlands, verschirft dabei das Problem einer regionalen
Unterdeckung mit Strom. Entsprechend kritisch sieht insbesondere die Bundesnetzagen-
tur einen weiteren Riickbau von konventionellen Anlagen. Verschiedentlich wird die Ur-
sache fiir diesen Riickbau des Kraftwerksparks in der zunehmenden Einspeisung aus er-
neuerbaren Energien und den daraus resultierenden Preiseffekten gesehen, die die Mo-
nopolkommission ausflihrlich in Abschnitt 3.2.2 und in ihrer Analyse des Me-
rit-Order-Effekts untersucht hat. Zum Jahresende 2012 ist die Bundesregierung dieses
Problem bereits durch die Abschaltverordnung angegangen, die allerdings einen erhebli-
chen Eingriff in die Freiheit der Marktteilnehmer darstellt. Durch den Ende des Jahres
2012 im Rahmen des dritten Gesetzes zur Anderung energiewirtschaftlicher Vorschrif-
ten geschaffenen § 13a EnWG kann die Bundesnetzagentur der Abschaltung von Kraft-
werken widersprechen, wenn durch die Abschaltung die Netzstabilitdt bedroht werden
wiirde.*”

369. Tatsdchlich stellen Reservekapazititen, etwa in Form einer Kaltreserve an be-
stimmten Netzstandorten, eine Option zur kurzfristigen Losung auBlerordentlicher Sy-
stemprobleme dar, die durch das bestehende Energiemarktdesign, die Energiewende und
dadurch bedingte Netzungleichgewichte hervorgerufen werden. Die Vorhaltung von Re-
servekapazitit dient daher nicht dazu, langfristig ausreichende Kapazitidten am Markt zu
gewihrleisten, sondern erfolgt priventiv vor dem Hintergrund, dass die bestehenden
Systemdienstleistungen, wie der Einsatz von Regelenergie und Redispatching, in be-
stimmten Situationen {iberlastet sein konnten. Insofern erkennt die Monopolkommission
einen Bedarf an Reservekapazititen im Grundsatz als gegeben an. Die effiziente Ausge-
staltung einer solchen Reserve, wie sie gerade mit der Reservekraftwerksverordnung

398 Vgl. Abschnitt 3.5.

399 Die Bundesnetzagentur macht z.B. in ihrem Bericht zum Zustand der leitungsgebundenen Energiever-
sorgung im Winter 2011/12 deutlich, dass Probleme wie im Winter 2011/2012 ins besondere dann ent-
stehen, wenn die Einspeisung aus Windenergie gerade sehr hoch ist und einer hohen Nachfrage nach
Strom gegeniibersteht.

400 Drittes Gesetz zur Anderung energierechtlicher Vorschriften vom 20. Dezember 2012, BGBI I
S. 2730.
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umgesetzt wurde, ist allerdings mit anderen Mdglichkeiten zur Stabilisierung von
Netzungleichgewichten abzuwégen.*"!

3.5.1.3 Bedarf langfristiger Kapazititsmechanismen: Gibt es ein Missing-Money-Problem?

370. Thematisch verbunden mit den Bemiithungen um die Vorhaltung zusétzlicher Re-
servekapazitdt ist derweil der Diskurs um die Einfithrung langfristiger Kapazitétsmecha-
nismen im deutschen Energiemarkt. Auch wenn langfristige Kapazititsmechanismen
ebenfalls der Kapazitéitssicherung dienen, zielen sie jedoch nicht direkt auf eine Siche-
rung der Stromversorgung bei Uberlastung anderer Systemdienstleistungen. Vielmehr
geht es bei einem mdglichen Bedarf an langfristigen Kapazitditsmechanismen darum, in-
wieweit das gegenwirtige Marktdesign grundsitzlich ausreichende Anreize setzt, damit
in Deutschland auch in Zukunft geniligend konventionelle Erzeugungskapazititen zur
Verfiigung stehen. Bei dem mit dieser Frage angesprochenen Thema handelt es sich um
ein komplexes 6konomisches Problem des Energiemarktdesigns. Es soll sichergestellt
werden, dass fiir Akteure im Energiemarkt ausreichende Anreize zum Bau von Kraft-
werken bestehen und alte Anlagen somit stets durch geeignete, neue Anlagen ersetzt
werden. Um einen solchen Bedarf zu bewerten, sind theoretische und empirische Uber-
legungen zum Energiemarktdesign und zu den Wirkungen der Energiewende anzustel-
len.

371. Ausgangspunkt der Frage nach dem Bedarf an Kapazititsmechanismen bildet die
derzeitige Struktur des deutschen Energiemarktes. In Deutschland wird derzeit die reine
Bereitstellung konventioneller Versorgungskapazitit, d.h. die Moglichkeit der Versor-
gung mit Strom durch den Betrieb von Erzeugungsanlagen, nicht explizit gehandelt.
Vielmehr muss die von den Energieversorgungsunternehmen angebotene Erzeugungska-
pazitit alleine durch den Handel mit dem erzeugten Strom finanziert werden. Es wird
vor diesem Hintergrund auch vom Konzept des ,,Energy-only-Marktes* gesprochen.
Dieses Konzept entspricht prinzipiell dem Design gewdhnlicher Mérkte, auf denen sich
Produktionsanlagen — als typische Fixkosten — aus den Deckungsbetrigen finanzieren
miussen, die im Rahmen der Produkterlose erwirtschaftet werden. Im Hinblick auf die
geschilderten besonderen Eigenschaften von Energiemirkten werden zunehmend Be-
denken geédufBert, ob dieses Konzept die erforderliche Versorgungssicherheit garantieren
kann.

Missing-Money-Problem der Kapazititsfinanzierung am Energy-only-Markt
aus theoretischer Sicht

372. Aus einer einfachen industrietheoretischen Perspektive lassen sich Zweifel an der
Funktion eines Energy-only-Marktes infolge der Annahme erhérten, dass sich die erziel-
baren Preise auf den GroBhandelsmirkten fiir Strom an den Grenzkosten der Erzeugung
und damit an den variablen Kosten der hochpreisigsten, noch eingesetzten Kraftwerke
orientieren. Da Grenzkosten definitorisch jedoch keinen Deckungsbeitrag beinhalten,
konnen Grenzkraftwerke ihre (bei der Energieerzeugung stets erheblichen) Fixkosten
nicht decken und somit auch nicht rentabel wirtschaften. Der Betrieb eines Grenzkraft-
werks bote daher keine Aussicht auf Refinanzierung, sodass Unternehmen Investitionen
in solche Kraftwerke nicht titigen werden (Missing-Money-Problem). Zudem liegt vor
diesem Hintergrund nahe, dass das Refinanzierungsproblem insbesondere Spitzenlast-
kraftwerke betréfe, die aufgrund ihrer hohen variablen Kosten tendenziell zu Preisen an-

401 Vgl. Abschnitt 3.4.
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boten, welche eine Fixkostendeckung ausschlossen. In der Praxis handelt es sich dabei
vor allem um Gasturbinenkraftwerke.*"*

373. Tatsdchlich ist das Problem der Preisbildung auf Energiemérkten jedoch schwieri-
ger abzubilden, als es das zuvor beschriebene Marktmodell suggeriert. Dabei ist vor al-
lem unklar, ob sich auf Energiemirkten unter realistischen Marktbedingungen Preise
nahe den Grenzkosten einstellen (Grenzkostenpreise entsprechen dabei der Annahme
vollstindiger Konkurrenz), die eine Refinanzierung der notwendigen Kapazititen aus-
schlieBen wiirden. Wie eine theoretisch wohlfahrtsoptimale Preisbildung am Energie-
markt aussehen konnte, die zudem eine ausreichende Kapazitét sichern wiirde, ldsst sich
indes aus dem 6konomischen Modell der Spitzenlasttarifierung (Peak-Load Pricing) ab-
leiten.*”® Danach konnen die Kosten der Kapazitétsbereitstellung wohlfahrtsoptimal
durch Preisspitzen (,,fly-ups®) in den Zeiten hoher Last gedeckt werden. Das Modell des
Peak-Load Pricing und gingige Erweiterungen dazu unterstellen jedoch ein normatives
Verhaltenskalkiil eines 6ffentlichen Monopolunternehmens, das an einer Optimierung
der Wohlfahrt interessiert ist. In der Realitét agieren hingegen gewinnmaximierende Un-
ternehmen in einer bestimmten Wettbewerbssituation. Dabei diirfte auf Energiegrohan-
delsmirkten — hierbei liegt zudem der Fokus auf dem noch enger gefassten Markt fiir
Spitzenlastkraftwerke — tatsdchlich jedoch auch kein vollkommener Wettbewerb herr-
schen. Ob sich dadurch jedoch dauerhaft Grenzkostenaufschldge und Preisspitzen ein-
stellen, die eine Refinanzierung der Kapazititskosten erlauben und dabei langfristig eine
ausreichende Kapazitdtsversorgung sicherstellen, ist theoretisch nicht eindeutig herleit-
bar.**

374. Fiir die modelltheoretische Anndherung an reale Bedingungen existierender Ener-
giemérkte ist zudem die spezielle Funktion der Nachfrageseite von enormer Bedeutung.
In einfachen Marktmodellen wird in der Regel angenommen, dass die Nachfrage auf
Preisdnderungen reagiert. Wird eine bestimmte Menge Strom am Markt nachgefragt,
welche die maximale verfiigbare Kapazitit tibersteigt, dann steigt der Preis so lange, bis
die Nachfrage entsprechend zuriickgeht.*”® Realistischer sind jedoch die Annahmen,
dass die Nachfrage nach Strom nicht nur stark schwankt, sondern zudem kurzfristig nur
geringfligig auf Preisdnderungen reagiert. Entspricht die Kraftwerkskapazitidt dem Opti-
mum, dann hat der Betreiber des Grenzkraftwerks zu Zeitpunkten, zu denen die Last
maximal ist, keine weiteren Wettbewerber und wiirde somit iiber erhebliche Marktmacht
verfligen, weshalb zu diesen Zeitpunkten wiederum Preisspitzen entstehen konnten. Tat-

402 Um die hohen Kosten von gasbetriebenen Kraftwerken deutlich zu machen, eignet sich ein Vergleich
der Brennstoffeinsatzkosten von Gaskraftwerken und Kohlekraftwerken. Unter Annahme von durch-
schnittlichen Brennstoffpreisen des Jahres 2012 und typischen technischen Wirkungsgraden (Kohle
38 %, Gas 49 %) kostet die Produktion von 1 MWh Strom in einem Gaskraftwerk 65 Euro, in einem
Kohlekraftwerk jedoch nur 30 Euro und damit weniger als die Hilfte; vgl. ,,et“-Redaktion, Zur Wett-
bewerbssituation von Gas und Kohle sowie zur notwendigen Kapazitdtsvorhaltung, Energiewirtschaft-
liche Tagesfragen 63(6), 2013, S. 54.

403 Vgl. Williamson, O. E., Peak-Load Pricing and Optimal Capacity under Indivisibility Constraints,
American Economic Review 56(4), 1966, S. 810-827.

404 Zottl beschreibt in einem modelltheoretischen Papier die Situation eines Peak-Load Pricing fiir ein
Cournot-Oligopol. Das Papier hat jedoch einen etwas anders gelagerten Fokus und zeigt insbesondere,
dass die Festlegung einer Preisobergrenze in einer bestimmten Héhe zu einem optimalen Kapazitits -
niveau fithren kann; vgl. Zéttl, G., On Optimal Scarcity Prices, International Journal of Industrial Or-
ganization 29(5), 2011, S. 589-605.

405 Insofern wird die Zahlungsbereitschaft fiir die letzte Einheit Strom auch — angelehnt an die Opportuni-
tatskosteniiberlegung — als ,,Value of Lost Load* bezeichnet.
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sdchlich kann sich die maximal benétigte Kapazitét jedoch bereits deswegen nicht exakt
einstellen, da Kraftwerksneubauten mehrere Jahre im Voraus erfolgen miissen, wiahrend
die erforderliche Kapazitit in diesem Moment jedoch noch unbekannt ist. Richtet sich
die aufgebaute konventionelle Kapazitdt lediglich an der erwarteten (Residual-)Nachfra-
ge (nach Abzug erneuerbarer Energien) aus, so kann es in einer Extremsituation zu ei-
nem Stromausfall kommen, bei dem Nachfrager unabhéngig von ihrer Zahlungsbereit-
schaft fiir Versorgungssicherheit nicht mehr mit Strom beliefert werden konnen. Um sol-
che Stromausfille mit einer hohen Wahrscheinlichkeit ausschliefen zu konnen, ist daher
eine ausreichende Menge an Uberkapazititen erforderlich, deren langfristige Bereitstel-
lung vor dem Hintergrund der Anreize, die von der Preissetzung des Energy-only-Mark-
tes ausgehen, jedoch unklar bleibt.**

Aktuelle Marktlage und Wirkung der Energiewende

375. Theoretisch kann nicht zweifelsfrei geklart werden, ob die Finanzierung einer ge-
wissen Uberkapazitit im gegenwirtigen deutschen Markt sichergestellt werden kann.
Zwar existieren verschiedene empirische Simulationsstudien, die versuchen, die Fixkos-
tendeckung gemil3 den auf einzelnen internationalen Energiemirkten gegebenen Bedin-
gungen zu analysieren.*”” Gleichwohl lisst sich die deutsche Situation und speziell die
Wirkung der Energiewende in der langen Frist jedoch nicht durch retrospektive bzw. ex-
trapolative Ergebnisse auf anderen Markten verldsslich erfassen. Allerdings wird vor al-
lem die gegenwirtige Situation auf den deutschen GroBhandelsmérkten hiufig zum An-
lass genommen, das Vorhandensein ausreichender Kapazititssicherungsanreize im deut-
schen Marktdesign kritisch zu hinterfragen. So zeigen verschiedene Parameter, dass die
Refinanzierungsbedingungen zumindest fiir bestimmte Kraftwerkstypen zuletzt ungiins-
tiger geworden sind.

376. Eine geeignete Anndherung an die aus Stromverkédufen erzielbaren Umsétze stellt
der lastgewichtete Jahresdurchschnittspreis fiir Strom dar. Aus Tabelle 3.4 wird ersicht-
lich, dass fiir den Durchschnittspreis kein erheblicher Preisverfall an der EPEX SPOT
erkennbar ist. Nur im Bezug auf das Jahr 2008, in dem ein auBlergewo6hnlich hoher Bor-
senpreis erzielt wurde, zeigen die Durchschnittspreise der darauffolgenden Jahre stets
ein geringeres Niveau. Daraus ergeben sich zundchst keine starken Hinweise dafiir, dass
sich — etwa infolge eines moglichen und in Abschnitt 3.2.2 untersuchten Merit-Order-
Effekts der Energiewende — die Finanzierungsbedingungen fiir Kraftwerke deutlich ver-
schlechtert hatten. Allerdings lédsst sich an der Entwicklung der Standardabweichung der
aufgerufenen Strompreise und besonders an der Anzahl der Stunden, in denen der Preis

406 Okonomisch betrachtet kann ein méglicher Stromausfall gegeniiber dem Aufbau von Uberkapazititen
die effiziente Losung sein, wenn der Erwartungsschaden geringer ist als die Kosten der Vorhaltung
von Uberkapazitit. Da jedoch eine Diskriminierung der von einem Blackout betroffenen Nachfrager
nach deren individueller Zahlungsbereitschaft derzeit nicht moglich ist, da beispielsweise wesentliche
Einrichtungen des Gemeinwesens (z.B. Krankenhéuser) betroffen sein konnen und der mogliche Scha-
den daher als sehr hoch angenommen werden muss, erscheinen gewisse Uberkapazitiiten aus Sicht der
Monopolkommission vertretbar.

407 So untersucht Joskow z.B. die Fixkostendeckung eines hypothetischen Spitzenlastkraftwerks anhand
von Handelspreisen einer amerikanischen Energieborse. Er kann zeigen, dass das Missing-Money-
Problem auftritt und demnach der Markt keine ausreichenden Investitionsanreize setzt; vgl. Joskow,
P., Competitive Electricity Markets and Investment in New Generating Capacity, in: Helm, D. (Hrsg.),
The New Energy Paradigm, Oxford 2007, S. 76-121.
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iiber den doppelten Durchschnittspreis angestiegen ist, erkennen, dass der Markt zuletzt
eine deutlich geringere Volatilitidt aufweist und seltener zu Preisspitzen neigt. Eine Er-
klarung fiir den Wegfall der Preisspitzen bietet die Einspeisung aus erneuerbaren Energi-
en, die zu einer kontinuierlichen Absenkung der Residuallast fiihrt. Entstehende Last-
spitzen werden entsprechend der Merit Order zunéchst aus regelbaren Grund- und Mit-
tellastkraftwerken bedient, welche die Volatilitdt des Marktes auffangen, ohne dass
Preisverdanderungen den Einsatz von Spitzenlastkraftwerken signalisieren.

Tabelle 3.4:

Entwicklung von Kennziffern fiir die Bedingungen
der Kraftwerksrefinanzierung

2006 | 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011 | 2012

Lastgewichteter Day-ahead-Durch-

: o 54,46 | 41,04 | 69,02 | 41,36 | 46,27 | 53,03 | 45,12
schnittspreis (in Euro)

Standardabweichung der Day-Ahead-

N . 49,42 | 30,35 | 28,65 | 19,40 | 13,37 | 13,60 | 18,69
Borsenpreise

Anzahl Hochpreisstunden, definiert
als:

Preis > doppelter lastgewichteter Jah-
resdurchschnittspreis

183 | 467 135 160 19 7 78

Quelle: Eigene Auswertungen basierend auf Daten von EPEX SPOT, ENTSO-E

377. Die aktuelle Marktlage reduziert vor allem die gegenwértigen Laufzeiten von Spit-
zenlastkraftwerken, insbesondere von Gasturbinenkraftwerken und GuD-Kraftwerken,
die sich erst bei Preisspitzen refinanzieren lassen. Die aktuelle Deckung einer volatilen
Last durch Mittellastkraftwerke fiihrt jedoch zunehmend zu Problemen, die (gegeniiber
Spitzenlastkraftwerken hoheren) Fixkosten dieses Kraftwerkstyps zu decken. Die Extra-
polation der gegenwirtigen Marktlage begriindet derweil — gemeinsam mit anderen Fak-
toren — eine aktuelle Zuriickhaltung beim Neubau von Kraftwerken. Ob diese Situation
weiterhin anhalten wird und damit ein Kapazititsproblem des Energy-only-Marktes be-
griindet, ist derzeit allerdings nicht abzusehen. Nicht auszuschlieBen ist vielmehr, dass
das sukzessive Ausscheiden édlterer Kraftwerke mittelfristig wieder zu Preisspitzen und
einer verbesserten Finanzierungssituation auch fiir Spitzenlastkraftwerke fithren wird.

378. Um die gegenwirtige Situation des deutschen konventionellen Kraftwerksbestan-
des insgesamt — ungeachtet gesonderter Probleme wie der Unterkapazitét in einigen Re-
gionen — zu skizzieren, hat die Monopolkommission ein einfaches Szenario der Lastab-
deckung fiir eine hypothetische Extremsituation fiir das Jahr 2012 berechnet. Dazu hat
sie die in Abschnitt 2.2.2.1 beschriebenen Daten verwendet und anhand dieser den Ein-
tritt schwieriger Kapazititsbedingungen simuliert. (vgl. Tabelle 3.5).
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Tabelle 3.5:

Simulation der bestehenden Kapazititsabdeckung
in einer Extremsituation’

Simulationsbedingungen Wert
Nachfrageseite

Hochste im Jahr 2012 gemessene Last (8. Februar zwischen 81.840,659 MW
18 und 19 Uhr)

Produktionsseite

Kraftwerkskapazitit insgesamt 103.609,1 MW

Geringste gemessene Einspeisung aus Windkraft und Photovoltaik 180,225 MW
im Jahr 2012

Geplante Ausfalle von Kraftwerksleistung zum Lastzeitpunkt 2.057,5 MW
(8. Februar 2012 zwischen 18 und 19 Uhr)

Maximale ungeplante Leistungsausfille im Jahr 2012 6976 MW
Abdeckungsquote (gerundet) 116 %
Maximale Stromexporte im Jahr 2012 13.033 MW
Abdeckungsquote (gerundet) 100 %

—_

Nach Angaben der Bundesnetzagentur decken die Daten zur Kraftwerksleistung ca. 95 % der tatsdchlich vorhande-
nen Kapazitit ab. Demgegeniiber liegen beziiglich der Ausfallzeitrdume nur Daten fiir Kraftwerke iiber 100 MW
Leistung vor. Beriicksichtigt man die gegenlédufigen Wirkungen dieser Einschrankungen der Datengrundlage, dann
kann angenommen werden, dass die berechnete Leistung ndherungsweise der tatsichlichen Leistung entspricht.

Quelle: Eigene Darstellung, basierend auf Daten von Bundesnetzagentur, ENTSO-E, EEX

379.Im Ergebnis ergibt sich eine theoretische Lastabdeckung durch konventionelle
Kraftwerke von ca. 116 %. Wird erschwerend unterstellt, dass trotz der Hochlast Strom
ins Ausland exportiert wird (z.B. aufgrund von Termingeschiften, ebenfalls bestehenden
Engpéssen im Ausland), und die Kapazitit um die maximal gemessenen Stromexporte
korrigiert, so verbleibt eine Lastabdeckung von ca. 100 %. Dabei sei darauf hingewie-
sen, dass die Einspeisung weiterer Anlagen, liber die keine Daten vorliegen (insbesonde-
re andere EE-Anlagen als Windkraft und Photovoltaik), ebenfalls einen Teil dieser Last
tragen. Die tatsdchliche Abdeckungsquote liegt in einer solchen unwahrscheinlichen Si-
tuation daher sogar hoher. Diese Simulation veranschaulicht, dass derzeit noch kein spe-
zifisches Problem bei der Gesamtkapazitit vorliegt, jlingst zuriickliegende Engpasssi-
tuationen daher vor allem auf Netzungleichgewichte und Fehlprognosen zuriickzufiihren
sind. Eine Extrapolation fiir die Marktentwicklung in den néchsten Jahren, die durch
die Abschaltung dlterer Kraftwerke, insbesondere von Kernkraftwerken, und durch den
Zubau von Anlagen fiir erneuerbare Energien maf3geblich beeinflusst wird, lassen diese
Daten nicht zu.

Fazit: Unsichere Indizien fiir kritische Kapazititsprobleme

380. Derzeit liegen zu wenige verlédssliche Hinweise dariiber vor, dass der deutsche
Energy-only-Markt keine ausreichenden Anreize setzt, um auch langfristig eine erfor-
derliche Versorgungskapazitit aufrechtzuerhalten. Bei einer starken gesellschaftlichen
Priferenz fiir Versorgungssicherheit und gleichzeitig relativ geringem gesellschaftlichem
Bewusstsein fiir die dafiir langfristig aufzuwendenden Kosten konnte bereits eine gerin-
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ge Auftrittswahrscheinlichkeit fiir eine Versorgungsunsicherheit bzw. fiir ein Problem ei-
nes Energy-only-Marktes ausreichend sein, um die Politik zur Schaffung von Uberkapa-
zitdten zu veranlassen. Dies trifft zwar aufseiten einzelner Energieversorger auf Zustim-
mung, da die Vermarktung von Kapazititen im Rahmen von Kapazitdtsmechanismen
Erlose verspricht, die mit bestimmten Kraftwerkstypen am Markt derzeit nicht zu erzie-
len sind. Gleichwohl stimmen diese Erwigungen nicht zwingend mit einer effizienzba-
sierten Vorgehensweise iiberein; eine Entscheidung liber den Aufbau komplexer Kapazi-
tatsmechanismen sollte daher von der Politik verantwortungsvoll angegangen werden.

381. Die Monopolkommission weist darauf hin, dass die Reaktion auf ein potenzielles
Problem mit umfangreichen Kapazititsmechanismen einen erheblichen Eingriff in den
Strommarkt darstellen kann, der weitestgehend irreversibel wére. Sie spricht sich daher
dafiir aus, in der Diskussion um Kapazitdtsmechanismen nichts zu {liberstiirzen. Das effi-
ziente Institutionendesign von Kapazitdtsmechanismen ist vor allem im européischen
Energieverbund sorgfiltig zu priifen. Wihrenddessen sollte untersucht werden, ob sich
aus dem Markt heraus weitere Hinweise ergeben, die den Bedarf fiir Kapazitétsmecha-
nismen stiitzen.

3.5.2 Optionen fiir langfristige Kapazititsmechanismen und Kapazititsmdrkte
3.5.2.1 Uberblick

382. Im vorigen Abschnitt hat die Monopolkommission zunédchst den Bedarf an Instru-
menten zur Sicherung der Systemstabilitdt systematisiert und im Einzelnen bewertet.
Die zuletzt in Politik und Fachwelt intensiv gefiihrte Diskussion um mogliche Kapazi-
taitsmechanismen und Kapazititsmérkte zielt vor allem auf das Problem, auch langfristig
eine ausreichende Kapazitit zur Abdeckung der Nachfrage zu sichern und einem mogli-
chen Missing-Money-Problem vorzubeugen. Teilweise werden in entsprechenden Mo-
dellen jedoch auch Moglichkeiten angesprochen, um auch anderen bestehenden System-
problemen — etwa auftretenden Netzungleichgewichten — zu begegnen, z.B. indem in ei-
nigen Vorschldgen die Moglichkeit einer rdumlichen Kapazititssteuerung in Erwigung
gezogen wird.

383. Das Kapazititsproblem ist durch verschiedene Institutionen insbesondere aus der
Politikberatung zuletzt intensiv analysiert worden. Auch das Bundesministerium fiir
Wirtschaft und Technologie hat die damit verbundenen Fragen seit September 2011 re-
gelmdfig im Rahmen eines Kraftwerksforums mit Ladndern und Verbénden erortert und
mittlerweile einen Abschlussbericht erstellt. Zur Konkretisierung mdglicher Malinah-
men, die zu einer Losung langfristiger Kapazititsprobleme fithren koénnen, liegen des-
halb zahlreiche Studien vor, die jedoch zu unterschiedlichen Ergebnissen iiber den Be-
darf und die Ausgestaltung eines Kapazititsmechanismus kommen. Neben MaBBnahmen,
die bei der Steuerung der Nachfrageseite (Demand Side Management)*® und bei der
Speicherung von Strom*” ansetzen, werden dabei vor allem Losungen diskutiert, die
eine ausreichende Erzeugungskapazitit fiir jeden Bedarfsfall absichern sollen.

408 Fiir eine Erlauterung des Modells eines Demand Side Management im Zusammenhang mit dem Pro-
blem der Netzungleichgewichte vgl. Abschnitt 3.5.2.3.

409 Fiir die Untersuchung des Einsatzes von Speichertechnologien im Zusammenhang mit dem Problem
der Netzungleichgewichte vgl. Tz. 327.
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384. Einen Sonderfall im Rahmen der Kapazitditsmechanismen stellen Vorschlidge dar,
die einen weitgehend ungeregelten Mechanismus vorsehen, durch den sich eine ausrei-
chende Kapazitdtsdeckung einstellen soll. Diese Losungsvorschlige zielen typischerwei-
se darauf ab, den Bilanzkreisverantwortlichen eine stirkere Systemverantwortung zu
iibertragen. Dies konnte z.B. durch eine Verpflichtung zur Einstellung erneuerbarer
Energien in den Bilanzkreis oder durch entsprechende Anreize erfolgen. Es wird argu-
mentiert, dass Bilanzkreisverantwortliche in diesem Fall ein eigenes Interesse hétten,
entsprechende Kapazititen etwa durch flexible langfristige Liefervertrage iiber konven-
tionelle Kapazitit abzusichern. In wichtigen Punkten decken sich diese Vorschldge aller-
dings mit den bestehenden Bemiihungen, den Energy-only-Markt etwa durch eine zu-
nehmende Direktvermarktung marktnaher zu gestalten. Mit dem Grundvertrauen in den
Energy-only-Markt teilen solche Ansitze allerdings auch, dass sich die tatsdchlichen
Wirkungen auf das Investitionsklima und die langerfristige Versorgungssicherheit nicht
absehen lassen.

385. Sofern konkrete, maB3geschneiderte Kapazititsmechanismen gefordert werden, las-
sen sich unter diesen zwei Grundformen unterscheiden. Auf der einen Seite wird erwo-
gen, den Ansatz des Energy-only-Marktes weiterzuverfolgen und — sofern dieser lang-
fristig nicht die erforderlichen Kapazititen garantieren sollte — zu dessen Absicherung
eine zusitzliche strategische Reserve einzurichten. Auf der anderen Seite steht die Op-
tion einer kompletten Abkehr vom bestehenden System des Energy-only-Marktes und
dem Aufbau eines expliziten Kapazitidtsmarktes, der eine vordefinierte Kapazitit im
Markt sicherstellt.

3.5.2.2 Vor- und Nachteile der Schaffung expliziter Kapazititsmdirkte

386. Vorschlige, die eine Einfiihrung expliziter Kapazitidtsmarkte betreffen, sehen vor,
die Finanzierung von Kraftwerken zur Stromerzeugung auf zwei Sédulen zu verlagern:
zum einen auf den weiterhin bestehenden Grofhandelsmarkt fiir Strom und zum ande-
ren auf einen bestimmten, neu zu schaffenden Markt fiir Kraftwerke — den Kapazitits-
markt —, der dafiir sorgen soll, dass eine bestimmte ausreichende Kapazitit dem Markt
stets zur Verfiigung steht. Auf dem Kapazititsmarkt werden dazu Vertrége {liber die Be-
reitstellung der gewiinschten Kapazitét geschlossen. Fiir die konkrete Ausgestaltung ei-
nes solchen Kapazitidtsmarktes bestehen allerdings zahlreiche Umsetzungsmoglichkei-
ten. In der vorherrschenden Diskussion befinden sich derzeit drei grundlegende Ansétze
aus der Politikberatung, die bereits konkrete Vorstellungen zu einem entsprechenden
Marktmechanismus enthalten: das Konzept der ,,Kapazititssicherungsvertrage**'°, der
Ansatz der ,,fokussierten Kapazititsmarkte**'' und das Modell ,,dezentraler Kapazitits-
markte ',

387. Ein grundlegendes Unterscheidungsmerkmal bei den verschiedenen Kapazititsme-
chanismen stellt die Bestimmung und Beschaffung der gewiinschten Kapazitit dar. In

410 Vgl. Energiewirtschaftliches Institut an der Universitit zu Kdln (EWI), Untersuchungen zu einem zu-
kunftsfahigen Strommarktdesign, K6ln 2012.

411 Vgl. Oko-Institut e.V./Raue LLP, Fokussierte Kapazititsmarkte. Ein neues Marktdesign fiir den Uber-
gang zu einem neuen Energiesystem. Studie fiir die Umweltstiftung WWF, Berlin. 8. Oktober 2012.

412 Vgl. Enervis energy advisors GmbH/BET Biiro fiir Energiewirtschaft und technische Planung GmbH,
Ein zukunftsfdhiges Energiemarktdesign fiir Deutschland, 1. Mérz 2013; http://www.vku.de/fileadmin/
get/724103/EMD_Gutachten_ Langfassung.pdf.
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den Ansitzen ,,Kapazititssicherungsvertrage* und ,,fokussierter Kapazitdtsmarkt™ wird
dies von einer zentralen Stelle {ibernommen, die das insgesamt erforderliche Kapazitits-
niveau ermitteln und beschaffen soll. Diese Kapazitéit wird dann rechtzeitig im Rahmen
von Auktionen ausgeschrieben, um auch einen notwendigen Neubau von Kraftwerken
zu ermoglichen. Typischerweise wird ein Vorlauf von fiinf bis sieben Jahren vorgeschla-
gen. Die Kosten der Auktion werden von den Stromverbrauchern z.B. in Form einer
Umlage auf den Strompreis getragen.

Neben weiteren Abweichungen im institutionellen Design unterscheiden sich die Mo-
delle ,,Kapazitdtssicherungsvertriage* und ,,fokussierte Kapazitatsméarkte* vor allem dar-
in, inwieweit bei der Ausschreibung der Kapazitit zwischen unterschiedlichen Kapazi-
tatstypen zu differenzieren ist. Im Falle der Kapazititssicherungsvertrdge erfolgt eine
(bis auf die Laufzeit der Kapazititsvertrage) weitgehende Gleichbehandlung der Anbie-
ter von Kapazitit, wihrend bei den fokussierten Kapazititsmérkten eine Segmentierung
von Mirkten und teilnahmeberechtigten Kraftwerken vorgenommen wird. Insbesondere
wird im Falle der fokussierten Kapazitdtsmirkte zwischen Bestands- und Neubauanla-
gen, nach Stilllegungsgefahr von Bestandsanlagen und nach technischen Priaqualifikati-
onsanforderungen unterschieden. Im Falle der Kapazititssicherungsvertrage wird eine
Unterscheidung, etwa zwischen Bestands- und Neuanlagen, mit dem Argument vermie-
den, dass samtliche Anlagen der Kapazitétssicherung dienen und mogliche Preiswirkun-
gen auf dem bestehenden StromgroBhandelsmarkt (etwa aufgrund zunehmender Ange-
botskapazititen) auch von diesen zu tragen sind.

388. Wie der Name des dritten Modells ,,dezentraler Kapazitidtsmirkte* bereits deutlich
macht, wird die Nachfrage nach Kapazitit bei diesem Ansatz dezentral determiniert.
Dazu sieht das Modell vor, auf einem Kapazitdtsmarkt — auch Leistungsmarkt genannt —
die ausreichende Kapazitit durch handelbare Zertifikate sicherzustellen. Mit der Ausga-
be eines Zertifikates garantieren die Erzeuger von Strom die Vorhaltung von Kapazitét.
Auf der anderen Seite konnen Nachfrager nach Energie eine gewisse Kapazitit durch
den Kauf dieser Zertifikate absichern. Der Ansatz unterscheidet zwischen technisch fle-
xiblen und unflexiblen Nachfragern. Fiir Letztere wird automatisch ausreichende Kapa-
zitdt durch einen Agenten eingekauft. Technisch flexible Kunden koénnen hingegen
durch den Kauf von Zertifikaten eine in einer Engpasssituation zur Verfiigung stehende
Kapazitit selbststindig absichern. Kommt es zum Engpass, so trifft der Stromausfall
diejenigen Kunden, die sich nicht mit ausreichend Kapazitét versorgt haben. Der Ausfall
wird von diesen Kunden jedoch kalkuliert, die effiziente Kapazititsabdeckung wird da-
her bei diesen Kunden endogen ermittelt, sodass das Konzept in diesem Punkt tatsdch-
lich eine Verkniipfung des Kapazitdtsmarktemodells mit dem Demand-Side-Manage-
ment-Ansatz darstellt.

389. In allen Féllen, in denen Kapazititsmarkte zur Ergidnzung des StromgroBhandels
geschaffen werden sollen, kiime es zudem dazu, dass Stromerzeuger iiber zwei Finanzie-
rungsquellen konventioneller Kraftwerke verfiigen. Durch die Moglichkeit, Kraftwerke
sowohl auf dem Kapazititsmarkt als auch auf den GroBhandelsmérkten fiir Strom zu
vermarkten, konnte es jedoch zu einer Erzielung doppelter Renten und damit einherge-
hender Ineffizienzen auf Kosten der Verbraucher kommen. Im Rahmen von Kapazitits-
marktmodellen werden daher Wege diskutiert, welche die Moglichkeit doppelter Ren-
tenerzielung vermeiden sollen. Zur Lésung dieses Problem wird bei den beiden zentra-
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len Ansédtzen, ,,Kapazititssicherungsvertrige* und ,,fokussierter Kapazitdtsmarkt®, je-
weils die Ausgabe einer sog. Call-Option durch den Anbieter der Kapazitidt vorgese-
hen.*"* Angeboten und nachgefragt werden somit immer Kapazitit und Option. In der
Option wird ein sog. Ausiibungspreis festgelegt. Liegt der Spotmarktpreis fiir Strom
iiber dem Austibungspreis, muss die Differenz vom Anbieter der Kapazitit zuriickerstat-
tet werden. Ist die kontrahierte Kapazitit optimal bemessen, entsprechen sich Riickzah-
lung und Kapazititszahlung, sodass der Kunde nur den StromgroBhandelspreis zu ent-
richten hétte. In Abhingigkeit von der konkreten und tatsachlich realisierbaren Ausge-
staltung des Preismechanismus ist die Moglichkeit einer ineffizienten Uberkompensa-
tion der Anlagenbetreiber allerdings nicht auszuschliefen.

Neben der Absicherung der Kunden hat das Konzept einer Call-Option den Vorteil, dass
Anreize zum Missbrauch moglicher Marktmacht durch Kapazititszuriickhaltung im ge-
wohnlichen StromgroBhandel reduziert werden. Einen vergleichbaren Mechanismus zur
Integration des StromgroBhandels mit dem Kapazitdtshandel sieht das Modell der de-
zentralen Kapazititsmarkte hingegen nicht vor; aufgrund der flexibel handelbaren Kapa-
zitdtsrechte wiére eine solche Integration in diesem Modell auch schwieriger umzuset-
zen.

390. Die Monopolkommission sieht einen wesentlichen Vorteil aller Modelle fiir die
Einfiihrung moglicher Kapazititsmechanismen darin, dass sie eine langfristige Losung
des Kapazititsproblems auf Basis marktnaher Mechanismen (Auktionierung, Zertifika-
tehandel) versprechen. Allerdings ist in diesem Zusammenhang auch auf die Erfahrun-
gen mit Kapazitidtsmarkten im Ausland zu verweisen. Dort zeigt sich, dass die komple-
xen Mechanismen administrativ installierter Kapazitdtsmarkte sehr haufig Anpassungen
erfordern, wodurch die mit dem Markt intendierte Investitionssicherheit oft erheblich
geschmilert wird.*"

391. Unter den dargestellten Vorschldgen zur Einfiihrung von Kapazititsmarkten in
Deutschland wiirdigt die Monopolkommission die Herangehensweise des Modells de-
zentraler Kapazitdtsmarkte, mogliche Reaktionsmoglichkeiten der Nachfrageseite mit zu
beriicksichtigen und die benoétigte Kapazitdt nicht exogen zu determinieren. Die beiden
zentralen Ansétze erscheinen jedoch nicht nur vergleichsweise geringere Umsetzungs-
schwierigkeiten und geringere Transaktionskosten aufzuweisen, sondern bieten durch
die vorgeschlagene Call-Option die Mdglichkeit, einer verbraucherschidigenden Uber-
kompensation der Erzeuger entgegenzuwirken. Ein erheblicher Nachteil sémtlicher Mo-
delle ist jedoch, dass ihre Implementierung einen erheblichen, komplexen und in seinen
Wirkungen auf Kosten und Effizienz nicht eindeutig absehbaren Eingriff in das beste-
hende Marktdesign bedeutet. Einmal umgesetzt ist die damit verbundene Abkehr vom
bestehenden Energy-only-Markt kaum reversibel und sollte daher auf einer klaren Dia-
gnose basieren.

413 Dieser Ansatz geht dabei auf einen Vorschlag aus dem Jahr 2006 zuriick; vgl. Cramton, P./Stoft, S.,
The Convergence of Market Designs for Adequate Generating Capacity with Special Attention to the
CAISO's Resource Adequacy Problem: A White Paper for the Electricity Oversight Board,
2006, http://dspace.mit.edu/bitstream/handle/1721.1/45053/2006-007.pdf?sequence =1.

414 Ein gut dokumentiertes Beispiel stellt in diesem Zusammenhang der auf dem sog. ,,Reliability Pricing
Model“ (RPM) basierende Kapazititsmarkt von PJM Interconnection LLC dar, der am 1. Januar 2007
eingefiihrt wurde. PJM ist ein regionaler Ubertragungsnetzbetreiber an der nérdlichen Ostkiiste der
Vereinigten Staaten und organisiert die Erzeugung, die Ubertragung und den GroBhandelsmarkt in sei-
nem Versorgungsgebiet. Der PIM-Kapazitdtsmarkt war in der Vergangenheit sehr hdufigen Anpassun-
gen des komplexen Marktdesigns ausgesetzt.
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3.5.2.3 Vor- und Nachteile des Einsatzes einer strategischen Reserve

392. Eine strategische Reserve stellt eine neu zu schaffende Reservekraftwerksleistung
dar, die fiir bestimmte Zeitpunkte kritischer Kapazitdtsprobleme vorgehalten wird und
von verschiedenen Institutionen zur Losung von Kapazitdtsproblemen vorgeschlagen
wurde.*'® Sie ist am ehesten einer Ergéinzung zu den bestehenden Systemdienstleistun-
gen der Netzbetreiber vergleichbar (z.B. dem Einsatz von Regelenergie), durch die die
Netzstabilitidt gewéhrleistet wird. Allerdings bestehen gegeniiber den bereits existieren-
den Systemdienstleistungen mehrere zentrale Unterschiede. Zum einen sieht eine strate-
gische Reserve eine langfristige Kontrahierung von Kraftwerkskapazititen vor und zielt
somit darauf ab, Kapazitatsproblemen entgegenzuwirken, die aus einem langfristig sub-
optimalen Kraftwerksbestand resultieren konnten. Zum anderen besteht ein wesentlicher
Unterschied in der Auslésung der strategischen Reserve, die nicht durch einen Abruf
des Netzbetreibers, sondern durch ein Preissignal erfolgt. Dahinter steht die Annahme,
dass im Falle eines Kapazitdtsproblems am Energy-only-Markt der Preis fiir Strom
sprunghaft um ein Vielfaches seines Durchschnittsniveaus ansteigen wiirde. Dieser
Preisanstieg kommt zustande, da das letzte verfiigbare Kraftwerk, das Grenzkraftwerk,
im Falle eines Nachfragetiberhangs {iber Marktmacht verfiigt. Fiir diesen Fall eines kriti-
schen Kapazititsmangels wird ein bestimmter sog. Auslosungspreis festgelegt, ab dem
die strategische Reserve einsetzt. Der Auslosungspreis ist somit gleichbedeutend mit ei-
ner Preisobergrenze fiir den Energy-only-Markt.

393. Ein Vorzug der strategischen Reserve ist, dass sie im Vergleich zum Autbau expli-
ziter Kapazititsmirkte eine schlanke und marktkonforme Losung moglicher Kapazitéts-
probleme darstellt. Konzeptionell fiihrt sie zu einer Absicherung des Energy-only-Mark-
tes, ohne diesen in seiner bestehenden Form grundsétzlich zu verdndern. Die strategi-
sche Reserve wird daher vor allem von Institutionen beflirwortet, die ein grundsitzliches
Versagen des Energy-only-Marktes als unwahrscheinlich ansehen. Sie dient somit als
Form der Versicherung gegen den Fall, dass es doch in bestimmten Situationen zu kriti-
schen Kapazititsproblemen kommen sollte. Falls der Einsatz der strategischen Reserve
im Einzelfall funktioniert, dann ist das Resultat nahe einer Marktldosung. Zeigt sich hin-
gegen, dass der Energy-only-Markt alleine in der Lage ist, eine ausreichende Marktabde-
ckung zu gewihrleisten, dann ldsst sich die Reserve vergleichsweise einfach wieder auf-
16sen.

394. Ein wesentlicher Kritikpunkt an der strategischen Reserve ist, dass mit ihrem
grundlegenden Mechanismus stets gewisse allokative Ineffizienzen verbunden sind. Da-
bei erscheinen folgende Aspekte besonders relevant:

- FEinfluss auf die Hohe der Ineffizienzen hat dabei vor allem der festgelegte Aus-
16sungspreis, der langfristig festgelegt werden sollte, um im Energy-only-Markt
eine gewisse Sicherheit zu schaffen. Wird ein niedriger Auslosungspreis be-

415Vgl. 12b Energy Consulting, Sind Kapazitdtsmarkte in Deutschland erforderlich? — Eine kritische
Analyse, Erkenntnisse der 6konomischen Theorie vor dem Hintergrund der aktuellen Diskussion,
2011; Consentec, Versorgungssicherheit effizient gestalten — Erforderlichkeit, mogliche Ausgestaltung
und Bewertung von Kapazitidtsmechanismen in Deutschland, 2012 (erstellt fiir die EnBW); Bockers,
V. u.a., Braucht Deutschland einen Kapazititsmarkt fiir Kraftwerke? Eine Analyse des deutschen
Marktes fiir Stromerzeugung, Vierteljahreshefte zur Wirtschaftsforschung 81, 2012, S. 73-90; Nicolo-
si, M., Notwendigkeit und Ausgestaltungsmoglichkeiten eines Kapazitdtsmechanismus fiir Deutsch-
land, 2012 (erstellt fiir das Umweltbundesamt).
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stimmt, bedarf es einer groferen strategischen Reserve, die tendenziell hdufiger
zum Einsatz kommt und die kontrollierte Zuriickhaltung von Nachfrage (De-
mand Side Management) als alternative Steuerungsmoglichkeit verdrangt. Tat-
sdchlich ist ein effizienter Auslosungspreis aber a priori schwer zu bestimmen.
In der Regel wird oft von einem vergleichsweise hohen Auslésungspreis ausge-
gangen, um die strategische Reserve klein zu halten. Dabei stiinden Kraftwerke
der strategischen Reserve auch dann still, wenn ihr Einsatz kostengiinstiger wére
als das Demand Side Management (vgl. Abbildung 3.14, rotes Dreieck).

Ein hoher Auslosungspreis hitte weiter zur Folge, dass der Marktpreis in einer
Engpasssituation zunéchst iiber die Grenzkosten des letzten Kraftwerks am
Energy-only-Markt ansteigen kann, bis der Ausldsungspreis erreicht ist. Moniert
wird etwa, dass sich daher in Knappheitssituationen Preise einstellen konnen, die
auch iiber die Grenzkosten der strategischen Reserve hinausgehen (vgl. Abbil-
dung 3.14, griines Rechteck). Allerdings kann dies theoretisch mit einem effizi-
enten Preisniveau vereinbar sein, wenn beriicksichtigt wird, dass Grenzkosten-
preise am Energy-only-Markt nicht kostendeckend sind.*'® Faktisch macht dieser
Punkt deutlich, dass das vermutete Problem auf dem Energy-only-Markt tatséch-
lich nicht eindeutig ist, da Ubergrenzkostenpreise Investitionsanreize setzen und
tendenziell Engpasssituationen reduzieren.

SchlieBlich kann sich auch dann eine Ineffizienz beim Einsatz einer strategi-
schen Reserve einstellen, wenn die Grenzkosten der in der Reserve vorgehalte-
nen Kraftwerke unter den Grenzkosten der Kraftwerke des Energy-only-Marktes
liegen. Da die strategische Reserve qua Definition in Situationen einsetzt, in de-
nen andere Kraftwerkskapazititen ausgeschopft wurden, kann es vorkommen,
dass die Nachfrage nicht durch die giinstigsten Kraftwerke versorgt wird und die
Reserve zu allokativ ineffizienten Preisen fiihrt.

Abbildung 3.14:

Quelle:
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Energiewirtschaftliches Institut an der Universitdt zu Kéln (EWI), Untersuchungen zu einem zukunftsfihi-
gen Strommarktdesign, K6ln 2012, S. 52; Darstellung leicht modifiziert

416 Vgl. hierzu auch die Diskussion um das Peak-Load Pricing in Abschnitt 3.5.1.3.
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395. Letzterer Aspekt fiihrt dabei unmittelbar zu einer weiteren konzeptionellen Frage
zur moglichen Ausgestaltung einer strategischen Reserve. Dabei geht es darum, ob fiir
die Reserve tatsdchlich Bestandskraftwerke oder neu zu bauende Kraftwerke kontrahiert
werden sollen. Die Kontrahierung von &lteren und weniger effizienten Bestandskraft-
werken hétte den Vorteil, dass dadurch die effiziente Preisbildung am Energiemarkt
weitgehend unverzerrt bliebe. Da es sich bei den Reservekraftwerken in der Folge iiber-
wiegend auch um solche Kraftwerke mit hohen Grenzkosten handeln wiirde, wére ihr
spater Einsatz (de facto am Ende der Merit Order) produktionstechnisch effizient. Es
bleibt jedoch unklar, ob sich durch die Kontrahierung &lterer und weniger rentabler
Kraftwerke das Problem fehlender Anreize fiir notwendige Kraftwerksneubauten iiber-
haupt 16sen ldsst. Denn diese Kraftwerke wiirden — ob ihrer hohen Grenzkosten am
Energy-only-Markt — ohnehin eher selten eingesetzt, sodass sie dort kaum zu einer Men-
genverknappung fithren und damit keine Investitionsanreize auslosen wiirden. Es bleibt
jedoch fraglich, ob mit der strategischen Reserve eine ausreichende Gesamtkapazitit
iiberhaupt langfristig sichergestellt werden kann. Die Ausschreibung von Neubauanla-
gen fiir die strategische Reserve wiirde diesem Problem zwar entgegenwirken, hitte aber
zur Folge, dass moglicherweise neue und technisch hochwertige Kraftwerke in der Re-
serve vorgehalten werden, die faktisch nicht oder nur selten zum Einsatz kommen. Sinn-
voll erscheint daher fiir die Einrichtung einer strategischen Reserve, einen Mix aus Neu-
bau- und Bestandskraftwerken vorzuhalten.

3.5.2.4 Maogliche Spill-over-Effekte bei nationaler Umsetzung von Kapazititsmechanismen

396. Ein wesentliches Priifkriterium fiir die effiziente Darstellung von Kapazititsmecha-
nismen betrifft die durch die Mechanismen gesicherten Mérkte und Netze sowie ihre
geografische Ausdehnung. Wie die Analyse in Abschnitt 2.1.2.3 deutlich gemacht hat,
sind die europdischen Energiemirkte zunehmend verwoben, sodass bereits heute in er-
heblichen Zeitrdumen eines Jahres ein gemeinsamer Markt zwischen einzelnen europdi-
schen Landern angenommen werden kann. Vor diesem Hintergrund ist die Absicherung
einer ausreichenden Versorgungskapazitit auch im europédischen Kontext zu betrachten.
Dabei ist bereits festzustellen, dass eine zunehmende Zahl europdischer Lénder Kapazi-
taitsmechanismen bereits eingefiihrt hat oder diese in Zukunft einfiihren mochte (vgl.
Abbildung 3.15).

397. Theoretisch basiert der Einfluss des europdischen Binnenmarktes auf den Bedarf
und den Einsatz von Kapazitdtsmechanismen vor allem auf folgenden Zusammenhén-
gen: Zum einen kann ein Land im Binnenmarkt seinen Bedarf zunehmend aus Stromim-
porten aus Nachbarstaaten decken. Die Moglichkeit, kurzfristig Strom zu importieren,
reduziert die Wahrscheinlichkeit des Eintretens von Engpassen und damit auch den Be-
darf an Kapazitdtsmechanismen. Zum anderen sind Kapazititsmechanismen in einem
Land dem mdglichen Export der durch sie bereitgestellten Kapazitit ausgesetzt, sodass
sich externe Auswirkungen rein national installierter Kapazititsmechanismen ergeben
konnen.

Die Implikationen lassen sich fiir den Fall darstellen, dass ein Land A einen Kapazitits-
markt errichtet, der die ausreichende Kapazitit in diesem Land finanziert, wéhrend ein
anderes Land B des Binnenmarktes weiterhin auf den Energy-only-Markt vertraut und
diesen Markt gegebenenfalls mit einer strategischen Reserve absichert. Wéahrend Land A
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durch den errichteten Kapazitiatsmarkt stets iiber eine ausreichend eigene Kapazitét ver-
fiigen sollte, kann Land B bei einem moglichen Engpass darauf vertrauen, seine Unter-
kapazitit zunédchst aus Stromimporten aus Land A zu decken. Der Kapazititsmarkt in
Land A sichert somit den Kapazitétsbedarf in Land B zusétzlich ab. Selbst wenn Land B
eine zusitzliche strategische Reserve einfiihren sollte, fillt die notwendige Reserveleis-
tung durch die Moglichkeit der Stromimporte geringer aus (vgl. Abbildung 3.16). Somit
kommt es automatisch zu einem positiven externen Effekt (Spill-over) der Linder, die
explizite Kapazititsmarkte aufbauen, auf solche Lénder, die keinen entsprechenden Me-
chanismus installiert haben.

Abbildung 3.15:
Kapazititsmechanismen in Europa
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Quelle:  Oko-Institut e.V./Raue LLP, Fokussierte Kapazititsmérkte. Ein neues Marktdesign fiir den Ubergang zu ei -
nem neuen Energiesystem, Berlin, 8. Oktober 2012, S. 78

398. Eine weitere externe Auswirkung nationaler Kapazititsmirkte im europdischen
Strombinnenmarkt betrifft die Investitionsanreize fiir Kraftwerksbetreiber. Anzunehmen
ist, dass diese in Landern mit einem expliziten Kapazititsmarkt aufgrund der gesicher-
ten Kapazitdtsfinanzierung hoher sind, sodass es zu einem starkeren Zubau neuer Kapa-
zitdten in diesem Land kommt. Der StromgroBhandelspreis in Landern, in denen keine
Kapazititsmechanismen existieren, kann diesen Anreizeffekt auch nicht ausgleichen, da
sich durch die Engpassbewirtschaftung (insbesondere bei einem Market Coupling) die
Preise stets einander angleichen. Der verzerrte Kapazititszubau hétte wiederum eine
Ausweitung der bestehenden Netzengpédsse an den Grenziibergangspunkten zur Folge
und wiirde damit den europdischen Strombinnenmarktbemiihungen entgegenlaufen.

399. Diese Uberlegungen machen deutlich, dass die nationale Einfiihrung von Kapazi-
taitsmechanismen einer Abstimmung mit den europdischen Nachbarldndern bedarf, ins-
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besondere wenn die benachbarten Mérkte — wie es derzeit vor allem im CWE-Raum der
Fall ist — eng mit dem eigenen Markt verbunden sind. Im Falle der Einfiihrung von Ka-
pazitidtsmarkten sollte daher ein abgestimmter europdischer Mechanismus vorgesehen
werden, um den Handel mit Kapazititsrechten zu ermoglichen und gleichzeitig uner-
wiinschte externe Wirkungen zu vermeiden. Die Einfiihrung einer strategischen Reserve
hétte indes gegeniiber dem Status quo kaum wesentliche externe Effekte zur Folge, da
der Energy-only-Markt als zentraler Koordinationsmechanismus erhalten und weitge-
hend unbeeinflusst bliebe.

Abbildung 3.16:
Spill-over-Effekt eines Landes mit Kapazititsméirkten
auf ein Land mit strategischer Reserve
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Quelle: Eigene Darstellung, basierend auf Cailliau, M., EURELECTRIC Analysis on Capacity Remuneration Me-
chanisms: Preliminary Findings, Vortrag vom 8. April 2011, S. 25

3.5.2.5 Fazit: Vertrauen in den Energy-only-Markt nicht vorschnell aufgeben

400. Die Monopolkommission sieht in der Sicherung der langfristigen Erzeugungskapa-
zitdten einen wichtigen Baustein fiir ein tragfahiges Energiemarktdesign. In der Diskus-
sion um die Einfiihrung von Kapazititsmechanismen weist sie allerdings darauf hin,
dass ein mogliches Versagen des bestehenden Energy-only-Marktes bisher noch nicht
hinreichend durch theoretische und empirische Studien belegt ist. Vor diesem Hinter-
grund zeigt sich die Monopolkommission skeptisch im Hinblick auf die mogliche Im-
plementierung solch umfassender Konzepte, wie sie die Vorschlige zum Autbau expli-
ziter Kapazititsmirkte in Deutschland vorsehen. Vielmehr machen die unterschiedli-
chen Vorschlidge zur Ausgestaltung von Kapazitdtsmérkten deutlich, dass ihre Umset-
zung durch eine Vielzahl von Parametern beeinflusst wird. Die tatsdchlichen Effi-
zienzwirkungen einer bestimmten Ausgestaltungsform lassen sich derweil nur bedingt
einschiitzen, wodurch nachtriigliche Anderungen einer langfristigen Investitionssicher-
heit entgegenstehen.

401. Auch erscheint es der Monopolkommission essenziell, fiir eine effiziente Funk-
tionsfahigkeit von Kapazititsmarktmodellen ihre grenziiberschreitenden Wirkungen im
europdischen Binnenmarkt genauer zu erkunden. So miisste zunédchst ein Konzept erar-
beitet werden, das aufzeigt, auf welche Weise auch flir den Handel erforderlicher Kapa-
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zitdten ein Binnenmarkt entstehen konnte, wie dies heute mit der zunchmenden Ver-
kniipfung der GroBhandelsmérkte fiir Strom bereits der Fall ist. Im ungiinstigsten Fall
konnte eine asymmetrische Umsetzung nationaler Kapazititsmérkte im Binnenmarkt zu
zusitzlichen Kosten und Handelsbeschrankungen fiihren.

402. Die Monopolkommission schlidgt vor, das Vertrauen in den wettbewerblichen und
bereits hoch entwickelten Energy-only-Markt nicht vorschnell aufzugeben. Sie regt viel-
mehr an, diesen Markt weiterhin laufend zu beobachten, um Anhaltspunkte dafiir zu
sammeln, wie sich der Kapazititsbedarf und die Kapazititsfrage zukiinftig weiterentwi-
ckeln werden. Zu diesem Zweck konnte auf vorhandene Institutionen und Instrumente
wie auf die Markttransparenzstelle und die Marktbeobachtungen der Bundesnetzagentur
zur Entwicklung von Kraftwerken zurtickgegriften werden.

Nach Auffassung der Monopolkommission sind die langfristigen Kosten- bzw. Effi-
zienzwirkungen einer strategischen Reserve gegeniiber einem beliebigen Modell eines
Kapazititsmarktes nicht exakt zu ermitteln. Allerdings handelt es sich bei der strategi-
schen Reserve um das in seinem Umfang vergleichsweise besser anpassbare und in sei-
nen Wirkungen besser liberschaubare Instrument, das zudem einen geringeren Eingriff
in den Markt erfordern wiirde. Demgegeniiber stellt ein geeignet ausgestalteter Kapazi-
tatsmarkt einen Mechanismus dar, der besonders dann eine effiziente Losung verspricht,
wenn es auf Basis des Energy-only-Marktes langfristig zu regelméfBigen Kapazititseng-
passen kommen sollte.

Da voraussichtlich ein ldngerfristiger Zeitrahmen fiir die Beobachtung der Mérkte und
zur Bewertung der zu erwartenden Effekte erforderlich ist, sollte der Energy-only-Markt
daher kurzfristig um eine geringe strategische Reserve aus Bestands- und Neubaukraft-
werken erginzt werden. Die strategische Reserve sollte erst bei einem relativ hohen
Auslosungspreis einsetzen und zunédchst mit geringer Kapazitit ausgestattet werden. Die
zu kontrahierenden Kraftwerkskapazititen sollten ausgeschrieben werden. Die Teilnah-
me von Kraftwerken an der Ausschreibung sollten geografisch nur insofern begrenzt
werden, dass diese direkt an die deutschen Ubertragungsnetze angeschlossen sein miis-
sen, um einem Einfluss auf die bestehenden Energy-only-Mirkte auszuschlieBen.*’
Sollte sich infolge der vorgeschlagenen Marktbeobachtungen tatsidchlich ein grof3eres
Kapazitdtsproblem absehen lassen, so konnte die strategische Reserve zunichst erginzt
und der mittelfristige Ubergang in ein System mit Kapazititsmirkten geplant werden.

3.5.3 Bewertung der Umsetzung der Reservekraftwerksverordnung (Winterreserve)

403. Am 12. Juni 2013 hat die Bundesregierung mit der Reservekraftwerksverordnung
(ResKV)*® einen Mechanismus geschaffen, der auf den ersten Blick eng an das Konzept
der strategischen Reserve angelehnt ist. Faktisch {ibernehmen die von der Verordnung

417 Die Kontrahierung von Kraftwerken, die an im Ausland verlaufende Ubertragungsnetze angeschlos-
sen sind, wiirde hingegen die dauerhafte Buchung von Grenziibergangskapazititen erfordern, um im
Falle eines Abrufs die Leistung in das deutsche Netz zu transferieren. Ob dies technisch auch im Falle
eines Engpasses im Ausland mdoglich wére, ist fraglich. Zudem wiirde der Abruf von ausldndischer
Reservekapazitit stets die Moglichkeit eines Ausgleichs durch eigene Importe schmélern.

418 Verordnung zur Regelung des Verfahrens der Beschaffung einer Netzreserve sowie zur Regelung des
Umgangs mit geplanten Stilllegungen von Energieerzeugungsanlagen zur Gewéhrleistung der Sicher-
heit und Zuverlissigkeit des Elektrizititsversorgungssystems (Reservekraftwerksverordnung, ResKV)
vom 27. Juni 2013, BGBI I S. 1947.
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betroffenen Reservekraftwerke — auch als Netzreserve bezeichnet — jedoch eine andere
Aufgabe. Durch die Verordnung sollen die Ubertragungsnetzbetreiber geordnet in die
Lage versetzt werden, das Netz auch bei extremen Netzungleichgewichten kurzfristig
stabilisieren zu konnen.*”” Dazu sieht die Reservekraftwerksverordnung Regelungen zu
einer Netzreserve vor, die sich aus stilllegungsbedrohten Kraftwerken und im Ausnah-
mefall auch aus Neubaukraftwerken speisen soll. Sind andere Moglichkeiten der Netz-
stabilisierung (z.B. Redispatching, Regelenergie) aufgebraucht, dann steht mit der Netz-
reserve ein zusdtzliches Notfallinstrument bereit. Des Weiteren regelt die Reservekraft-
werksverordnung die Aufnahme eines systemrelevanten Kraftwerks in die Reserve, fiir
das ein Stilllegungsantrag gestellt wurde.

404. Bereits seit 2011 bzw. 2012 kontrahieren die Ubertragungsnetzbetreiber Reserve-
kraftwerke, um die Systemstabilitdt vor dem Hintergrund ihrer Aufgaben gemifl § 13
EnWG sicherzustellen. Diese Reserve war vorher vor allem unter dem Begriff Kaltre-
serve bekannt. Die entsprechenden Kontrakte waren fiir Aulenstehende jedoch weitge-
hend intransparent. So waren z.B. bislang keine Informationen dariiber erhéltlich, von
wem und zu welchen Konditionen Anlagen fiir die Kaltreserve zur Verfiigung gestellt
werden konnen.

Vor dem Hintergrund der in den Wintermonaten zunehmend auftretenden regionalen
Versorgungsengpisse hatte der Deutsche Bundestag zudem bereits Ende 2012 mit dem
Dritten Gesetz zur Anderung energierechtlicher Vorschriften verschiedene Neuregelun-
gen zur Netzsicherheit beschlossen.*® Dazu gehorten die Verpflichtung, die Stilllegung
von Kraftwerken zwolf Monate im Voraus anzuzeigen, die Moglichkeit, systemrelevante
Kraftwerke gegen Kostenerstattung in Betrieb zu halten, und die Absicherung des Be-
triebs wichtiger Gaskraftwerke bei Versorgungsengpéssen. Zudem fiihrte das Gesetzes-
paket eine Verordnungserméchtigung in das EnWG ein, um die bestehende Praxis der
Kontrahierung von Reservekraftwerken zu systematisieren.

405. Die im Zuge der Verordnungserméchtigung entstandene Reservekraftwerksverord-
nung enthdlt im Kern die folgenden Regelungen:

« Der Bedarf einer Netzreserve wird jéhrlich neu ermittelt (§ 3 ResKV). Darauthin
erfolgt ein Verfahren der Interessensbekundung, in dem sich Betreiber von (still-
legungsbedrohten) Kraftwerken, die bestimmte Anforderungen erfiillen (§ 5
ResKV), mit diesen fiir die Reserve bewerben kénnen. Im Hinblick auf die Ge-
wihrleistung der Sicherheit und Zuverléssigkeit des Elektrizititsversorgungssys-
tems muss nur bei gleicher technischer Eignung mehrerer angebotener Anlagen
der betroffene Ubertragungsnetzbetreiber das preisgiinstigste Angebot beriick-
sichtigen (§ 4 Abs. 2 ResKV). Vergiitet werden Erzeugungsauslagen (Arbeits-
preis, z.B. Kosten flir Brennstoffe) sowie einmalige und dauerhafte Betriebsbe-
reitschaftsauslagen (§ 6 ResKV). Die Anlagen werden im Anschluss stillgelegt
und diirfen nach Vertragende nicht mehr am Energiemarkt eingesetzt werden (§ 5
Abs. 2 Nr. 2 ResKV), um eine strategische Auslagerung von Kraftwerken in die
Reserve zu vermeiden.

419 Vgl. Abschnitt 3.5.3.
420 Drittes Gesetz zur Neuregelung energiewirtschaftsrechtlicher Vorschriften vom 20. Dezember 2012,
BGBI. I S. 2730.

204



- Im Ausnahmefall kann der Ubertragungsnetzbetreiber auch den Neubau von
Kraftwerken fiir die Reserve vorschlagen, der durch die Bundesnetzagentur ge-
nehmigt werden muss. In diesem Fall ist ein Ausschreibungsverfahren vorgese-
hen (§§ 8, 9 ResKV).

- Die Moglichkeit eines Kraftwerkbetreibers, sein Kraftwerk endgiiltig oder vor-
iibergehend stillzulegen, sind bereits durch die Ende 2012 neu geschaffenen Re-
gelungen des § 13a EnWG eingeschrinkt. Ein Stilllegungsantrag muss mindes-
tens zwolf Monate vor der beabsichtigten Stilllegung erfolgen. Die Reservekraft-
werksverordnung regelt Weiteres zum Verfahren und zu einer moglichen Be-
handlung systemrelevanter Kraftwerke infolge eines Stilllegungsantrags. Letzte-
rer 16st eine Priifung der Gefihrdung der Systemsicherheit durch den Ubertra-
gungsnetzbetreiber aus. Ist die Anlage fiir die Systemsicherheit essenziell, so
muss sie weiterbetrieben werden und wird faktisch in die Netzreserve aufgenom-
men.*! Dem Betreiber wird eine Kostenerstattung gewéhrt, die systematisch an
die Kostenerstattung fiir andere Bestandskraftwerke der Netzreserve angelehnt
ist. Die Reservekraftwerksverordnung regelt insbesondere eine mogliche Riick-
kehr von voriibergehend stillgelegten Anlagen in den Markt, die nun bei Riick-
zahlung der Investitionsvorteile moglich ist.

406. Die Regelungen zur Einrichtung einer Netzreserve sind eine Folge der Netzun-
gleichgewichte, die vor allem durch die zunehmende Problematik innerdeutscher Ener-
gietransporte entstehen. Da der Leitungsbau und weitere das Problem abschwichende
MaBnahmen nicht kurzfristig wirksam sind, wéchst die Gefahr einer regionalen Kapazi-
tatsunterdeckung in Extremsituationen. In diesen Situationen soll die Versorgungs-
sicherheit durch die Netzreserve sichergestellt werden. Wettbewerbspolitisch ist das Ver-
fahren zur Aufnahme von Bestandskraftwerken zwar problematisch, da es den Ubertra-
gungsnetzbetreibern bei Auswahl der Anbieter faktisch einen diskretiondren Spielraum
iiberlasst. Allerdings erscheint der Monopolkommission diese Regelung auch notwendig
zu sein, da das Ziel der Netzreserve sehr spezifische Anforderungen an die vorzuhalten-
den Kraftwerke mit sich bringt.

407. Insgesamt erscheinen die Regelungen der Reservekraftwerksverordnung aus Sicht
der Monopolkommission nachvollziehbar, da vor dem Hintergrund der im Rahmen der
Energiewende entstehenden Netzungleichgewichte ein entsprechender Notfallmechanis-
mus unabdingbar geworden ist. Allerdings gibt die Monopolkommission zu bedenken,
dass das Problem der Netzungleichgewichte langfristig auf verschiedenen, in Abschnitt
3.4 ausfiihrlich analysierten Wegen angegangen werden kann, zu denen beispielsweise
auch ein von der Monopolkommission gefordertes Netzentgelt fiir die Erzeuger von
konventioneller und erneuerbarer Energie gehort (G-Komponente). Langfristig sollten
effiziente Instrumente gefunden werden, um das Problem der Netzungleichgewichte
auch ohne das Erfordernis einer Netzreserve zu 16sen. Die Monopolkommission begrii3t
daher, dass die Reservekraftwerksverordnung nicht nur als nachrangiges Instrument aus-
gestaltet wurde (§ 7 Abs. 2 S. 2 ResKV), sondern zudem eine Befristung bis Ende 2017
enthdlt (§ 14 Abs. 2 ResKV). Ordnungspolitisch erscheint es zudem empfehlenswert,
einen moglichen Aufbau einer strategischen Reserve zur Losung langfristiger Kapazi-
tatsprobleme selbststindig und moglichst grenziiberschreitend zu regeln und nicht mit

421 Der Einsatzzweck fiir stillgelegte Kraftwerke entspricht nach § 7 ResKV der Regelung fiir die Netzre-
serve.

205



Instrumenten zur Losung von Netzungleichgewichten, wie dem der Netzreserve, zu ver-
binden.

3.6 Empfehlungen fiir eine erfolgreiche und effiziente Verwirklichung
der Energiewende

408. Das Projekt der Energiewende betrifft eine Vielzahl von Problemfeldern auf mehre-
ren Politikebenen und in unterschiedlichen Bereichen des Energiesektors. Dabei ist der
okologische Zweck nicht aus den Augen zu verlieren, den die mit der Energiewende an-
gedachten Veranderungen erfiillen sollen. Bei den deutschen Bemiihungen zur Verwirk-
lichung der Energiewende sollten daher auch die tatsdchlichen Wirkungen auf die Redu-
zierung des Ausstofes von Treibhausgasen im Mittelpunkt stehen. Gerade hier werden
jedoch die wichtigsten Probleme der Energiewende deutlich, wenn aus dem Blick verlo-
ren wird, dass nationale Bemiihungen der CO,-Vermeidung wirkungslos sind, wenn das
Niveau des CO,-Ausstofes in Europa durch den Emissionshandel bereits geregelt wird.
Nationale Bemiithungen zur Reduzierung von Treibhausgasen sollten daher européisch
abgestimmt, mit dem Emissionshandelssystem verkniipft und auf ihre 6kologische Wir-
kung gepriift werden. Die Monopolkommission sieht vor diesem Hintergrund die wich-
tigsten Aufgaben darin, einerseits deutsche und supranationale Ziele in Einklang zu
bringen und andererseits eine effiziente Verwirklichung der deutschen Ziele anzustre-
ben.

409. Um in Deutschland die im EEG festgeschiebenen Quotenziele einer Stromerzeu-
gung aus erneuerbaren Energien von mindestens 35 % bis 2020 und von mindestens
80 % bis 2050 kostengiinstiger als bisher und unter Wahrung der Versorgungssicherheit
zu erreichen, sind Verdnderungen im Marktdesign und der Abbau von Wettbewerbsdefi-
ziten notwendig. Mafigeblich verantwortlich fiir die Zunahme der erneuerbaren Ener-
gien ist die Forderung durch das EEG. Das Konzept des EEG hat sich im Hinblick auf
die Zielerreichung als erfolgreich erwiesen, weist jedoch zugleich erhebliche Effizienz-
defizite, vor allem durch die Uberforderung ineffizienter Technologien, auf. Daher ist
eine Novelle des EEG notwendig. Die Monopolkommission empfiehlt, zukiinftig so-
wohl die Wahl forderungswiirdiger Technologien als auch den dafiir notwendigen Finan-
zierungsbedarf beim Zubau von EE-Anlagen durch den Wettbewerb steuern zu lassen.
Dazu sollte das EEG zu einem Quotenmodell nach schwedischem Vorbild umgebaut
werden:

Die im EEG bereits festgeschriebenen Mengenziele sollten in einem {iberarbeite-
ten Fordersystem in den Mittelpunkt gestellt werden und den Zubaubedarf vor-
geben. Fiir Stromhindler und bestimmte Letztverbraucher sollte daher ein stei-
gender Anteil erneuerbarer Energien im Portfolio langfristig festgeschrieben
werden; ein Nachweis sollte jihrlich erfolgen miissen. Eine kostenintensive
Ubererfiillung wird somit vermieden.

Die Erzeuger von Strom aus erneuerbaren Energien erhalten zukiinftig Griin-
stromzertifikate. Diese werden auf einem eigenen Markt gehandelt und garantie-
ren den Zuwachs einer bestimmten Menge an erneuerbarer Energie, indem
Héndlern und Letztverbrauchern eine Nachweispflicht fiir erneuerbare Energien
verordnet wird. Der hieraus entstehende Preis fiir die Zertifikate entspricht einer
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effizienten Forderhohe, die zur Erreichung der Ziele der Energiewende notwen-
dig ist.
+ In Zeiten von negativen Borsenpreisen werden keine Zertifikate ausgegeben.
 Jahrlich werden die fiir den Nachweis der Quote verwendeten Zertifikate an ei-
nem Stichtag geldscht. Ungenutzte Zertifikate sollten giiltig bleiben, fiir nicht er-
reichte Quoten sollte ein Preis in Hohe von 150 % des durchschnittlichen Zertifi-
katepreises anfallen.

- Fiir eine Ubergangsperiode sollte den Betreibern kleiner Anlagen (z.B. bis
100 kW) die Méglichkeit gelassen werden, die Ubertragungsnetzbetreiber gegen
ein Entgelt mit der Stromvermarktung zu betrauen.

410. Sofern politische Griinde dafiir sprechen sollten, zumindest vorerst den Ansatz der
bestehenden EEG-Forderung beizubehalten, hilt es die Monopolkommission fiir erfor-
derlich, in einem ersten Schritt das bestehende Modell der Direktvermarktung im Rah-
men der EEG-Marktpridmie effizient auszubauen. Dazu sollte die Direktvermarktung zu-
kiinftig das einzige Fordermodell fiir Neuanlagen darstellen. Um den Wettbewerb zwi-
schen EE-Technologien zu beleben, sollte ein einheitlicher Fixpreis festgelegt werden,
von dem ausgehend zukiinftig die Hohe der Marktprdmie zu bestimmen ist. Fiir Zeitrdu-
me negativer Borsenpreise sollte keine Verglitung erfolgen, um die kostensteigernden
Anreize der Stromproduktion in diesen Zeitrdumen zu reduzieren. Um den moglichen
Schaden im Falle eines zu hoch gewihlten Fixpreises zu begrenzen, sollte zudem eine
jahresbasierte Mengenbegrenzung fiir die Registrierung von Neuanlagen vorgesehen
werden.

Flankierend zu diesem Vorgehen sollte das Doppelvermarktungsverbot geméfl § 56 EEG
gestrichen werden. Die Betreiber von EE-Anlagen sollten die Moglichkeit erhalten, den
Wert, den die Erzeugung von Strom aus erneuerbaren Energien fiir Verbraucher am
Markt besitzt, durch die Ausgabe von handelbaren Herkunftsnachweisen selbststindig
zu nutzen, wodurch sie faktisch eine zusétzliche Vergiitung erhalten. Der Handel mit
Herkunftsnachweisen und die entstehende Zusatzvergiitung ermoglicht in der Folge eine
tendenzielle Reduktion der Marktprdmie und damit der EEG-Umlage, was schlussend-
lich den Strompreis senkt. Sofern — etwa bei privaten Kleinanlagen — zumindest iiber-
gangsweise eine Vermarktung durch die Ubertragungsnetzbetreiber weiterhin vorgese-
hen wird, konnten die Einnahmen aus dem Handel mit Herkunftsnachweisen hélftig zur
Erhohung der Vergiitung der Anlagenbetreiber und zur Senkung der EEG-Umlage einge-
setzt werden.

411. Da durch den vorgeschlagenen Umbau der Forderung der Umfang des Zubaus von
EE-Anlagen und die zu transportierenden Mengen besser abschdtzbar werden, ergeben
sich zudem giinstige Auswirkungen auf solche Kosten, die durch den Anpassungsbedarf
der Energieversorgungsnetze ausgeldst werden. Zudem sorgt die Einstellung der Forde-
rung in Zeiten einer Uberproduktion (negative Borsenpreise) dafiir, dass keine Energie
transportiert werden muss, fiir die kein Bedarf existiert.

412. Bei der Losung zur Uberwindung von Netzengpissen sollte der Fokus nicht einsei-
tig auf dem Netzausbau liegen. Alternativ gibt es eine ganze Reihe von Netzausbaualter-
nativen, welche unbedingt verstirkt in die Netzausbauplanungen einflieen sollten. So
sollte die Bundesregierung priifen, ob der notwendige Netzausbau durch zusitzliche
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MaBnahmen effizient reduziert werden kann. Die Monopolkommission schlédgt insbe-
sondere vor, ein von den Erzeugern von Strom zu tragendes Netzentgelt bzw. eine Netz-
pramie einzufiihren, die den Zu- und Riickbau von konventionellen und erneuerbaren
Erzeugungsanlagen rdumlich steuern soll. Eine solche Netzentgeltkomponente (G-Kom-
ponente) kdnnte wie folgt ausgestaltet werden:

« Im Rahmen des jdhrlichen Netzentwicklungsplans werden Netzengpisse seitens
der Ubertragungsnetzbetreiber und mit Genehmigung der Bundesnetzagentur
identifiziert. Die Ubertragungsnetzbetreiber kalkulieren zudem langfristige
Grenzkosten bzw. den Grenznutzen der Netzbelastung bzw. die Entlastung durch
die Einspeisung von Strom in verschiedenen Netzzonen.

- Als Folge der Analyse definieren die Ubertragungsnetzbetreiber Preiszonen, in
denen aus der langfristigen Grenzbelastung/Entlastung ein negatives/positives
Netzentgelt (G-Komponente) berechnet wird (Euro pro Megawattstunde Ein-
speisung). Negative und positive Zahlungen sollten dabei so kalkuliert werden,
dass sie sich innerhalb eines Jahres auftheben, sodass die G-Komponente letztlich
aufwandsneutral den Zubau von Erzeugungsanlagen rdumlich steuert.

«  Erzeuger von konventionellem und erneuerbarem Strom zahlen zukiinftig jahr-
lich ein an ihren Einspeisungen bemessenes Entgelt aus der G-Komponente oder
erhalten eine Pramie. Bei Betreibern von EE-Anlagen ldsst sich die Abrechnung
der G-Komponente mit verhéltnisméfBig geringem Aufwand in die Abrechnun-
gen zur EEG-Forderung und zur Marktpramie integrieren.

413. Ob zudem zur Aufrechterhaltung der Versorgungssicherheit langfristig Mechanis-
men notwendig werden, die den bestehenden GroBhandel von Strom durch Kapazitéts-
komponenten erginzen, ldsst sich derzeit nicht eindeutig beantworten. Vorliegende Kon-
zepte zu Kapazitdtsmechanismen sollen sicherstellen, dass auch zukiinftig ausreichende
Erzeugungskapazititen zur Verfligung stehen, um selbst unter sehr ungiinstigen Bedin-
gungen die Versorgung mit Strom sicherzustellen. Aufgrund des gravierenden Marktein-
griffs und der enormen Kosten, die mit dem Aufbau solcher Mechanismen verbunden
sind, deren Bedarf aber gleichwohl nicht ausreichend belegt ist, ist eine vorsichtige Her-
angehensweise vorzuziehen:

+  Durch die Markttransparenzstelle und anhand der Marktbeobachtungen der Bun-
desnetzagentur sollte der Bedarf an Kapazititsmechanismen laufend evaluiert
werden.

«  Kurzfristig sollte eine kleine strategische Reserve aus Bestands- und Neubau-
kraftwerken eingerichtet werden, die bei einem hohen Auslosungspreis einsetzt,
um den bestehenden Markt so gering wie mdglich zu beeinflussen.

« Sollte sich infolge der Marktbeobachtungen tatsdchlich ein groferes Kapazitits-
problem absehen lassen, so konnte die strategische Reserve zunichst ergénzt und
der mittelfristige Ubergang in ein System mit Kapazititsmirkten geplant wer-
den.

- Fiir eine mogliche spétere Einrichtung expliziter Kapazitdtsmirkte sollte derweil
ein Konzept erarbeitet werden, wie auch ein Binnenmarkt fiir den Handel erfor-
derlicher Kapazititen entstehen konnte, so wie dies heute mit der zunehmenden
Verkniipfung der GroBhandelsmaérkte fiir Strom der Fall ist.
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414. Die deutschen Bemiihungen einer Umsetzung der Energiewende konzentrieren sich
derzeit darauf, eine Steigerung des Anteils erneuerbarer Energien an der deutschen
Stromerzeugung herbeizufiihren und dabei die Atomkraft zu ersetzen. Um dieses Ziel zu
erreichen, sollte die Bundesregierung einen ganzheitlichen Ansatz verfolgen und die
verschiedenen Problemfelder nicht dogmatisch, sondern unter Beriicksichtigung wirt-
schaftspolitischer Interdependenzen angehen. Allein die Tatsache, dass die erneuerbaren
Energien (weiterhin) einer Forderung bediirfen, bedingt, dass mit der Umsetzung der
Energiewende unmittelbare Kostensteigerungen einhergehen. Weitere Kosten ergeben
sich aus den Auswirkungen auf nachgelagerte Markte und Wertschopfungsstufen. Um
die Belastung fiir die Wirtschaft und die privaten Verbraucher so gering wie moglich zu
halten und gleichzeitig die Versorgungssicherheit zu gewihrleisten, sollte umgehend
eine nachhaltige und wettbewerbsnahe Weiterentwicklung des bestehenden Marktde-
signs umgesetzt werden.
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4. Netzebene Strom und Gas: Wirksamkeit von Wettbewerbs-
und Regulierungsrecht

4.1 Komplexitiit der Regulierung

415. Die Notwendigkeit einer Regulierung des Netzbereichs ergibt sich aus der Eigen-
schaft eines natiirlichen Monopols von Strom- und Gasnetzen. Seit Beginn der Liberali-
sierung im Jahr 1998 ist in Deutschland ein komplexes Regulierungsregime entstanden,
das fortlaufend verdndert und immer weiter ausdifferenziert wird.*”* Neben origindren
Regulierungsthemen wie Entflechtung*”® oder Entgeltregulierung** wurden beispiels-
weise im Rahmen des Netzausbaus und der Neugestaltung der EnergiegroBhandelsiiber-
wachung durch ACER und MTS die Anforderungen an Regulierer und Unternehmen
sogar erweitert.*”

Die Komplexitét der (Energie-)Regulierung duflert sich zum einen in der Vielzahl ein-
zelner Regelungen und ihrer Querverbindungen (Komplexitit des Regelwerks); daraus
resultieren oftmals Rechtsunsicherheiten und nicht selten ungewollte Nebeneffekte.
Zum anderen steigen mit zunehmender Komplexitidt der Anwendungs- und Kontrollauf-
wand fiir die Behorden sowie die Regelbefolgungs- oder Compliancekosten fiir die Un-
ternechmen (Komplexitit der Regulierungspraxis).

416. Anschauliches Beispiel fiir die Regulierungsdichte sind die inzwischen fast 4.000
verschiedenen, parallel geltenden Einspeisetarife fiir erneuerbare Energien, wobei fiir
Photovoltaikanlagen monatlich neu angepasste Einspeisetarife hinzukommen.*** Auch
stellt beispielsweise seit 2009 die Anreizregulierung in ihrer ersten Regulierungsperiode
die Bundesnetzagentur und die Netzbetreiber vor einige Start- bzw. Umsetzungsschwie-
rigkeiten, die in Deutschland vor allem aus der teilweise noch unklaren Rechtslage nach
Inkrafttreten der Anreizregulierungsverordnung (ARegV)**" oder aus Folgeproblemen
vorangegangener Abldufe resultieren. Hierzu zdhlen beispielsweise die Umsetzung der
Mehrerlosabschopfung oder das Mitfiihren der Salden aus der periodentibergreifenden
Saldierung. Insoweit libersteigt bislang — nach eigenen Angaben der Bundesnetzagentur
— der mit den Einzelprozessen einhergehende Aufwand aufseiten der Regulierungsbe-
horde und der Netzbetreiber in Teilen die an das Instrument urspriinglich gekniipften Er-
wartungen beziiglich einer moglichen Vereinfachung der Abldufe gegeniiber einer regel-
mafigen Kostenpriifung.

422 Fiir den Bereich erneuerbare Energien vgl. z.B. auch Abbildung 3.3.

423 So waren beispielsweise zuletzt im Bereich der Entflechtung die Ubertragungs- und Fernleitungsnetz-
betreiber angehalten, die Unbundlinganforderungen aus dem dritten Energiebinnenmarktpaket in
Form des ,,ITO-Modells* (§§ 10 ff. EnWG) umzusetzen. Das ITO-Modell zielt — im Vergleich zur ei-
gentumsrechtlichen Entflechtung und dem ISO-Modell — nicht auf eine vollige Umgestaltung des bis-
herigen Entflechtungsregimes, sondern kann als Weiterentwicklung der bereits rechtlich und organisa-
torisch entflochtenen Netzbetreiber angesehen werden, mit der die tatsdchliche Unabhéngigkeit des
Netzbetriebs insbesondere im Interesse eines diskriminierungsfreien Informationsflusses sowie eines
bedarfsgerechten Netzausbaus gewihrleistet werden soll; vgl. Monopolkommission, Sondergutach-
ten 59, a.a.0., Tz. 404 ff.

424 Vgl. hierzu nachfolgend Abschnitt 4.2.

425 Vgl. hierzu die Abschnitte 3.4 und 2.3.

426 Stand Ende 2012. Vgl. BDEW, Erneuerbare Energien und das EEG: Zahlen, Fakten, Grafiken, a.a.O.,
S. 51. Zur Systemkomplexitit des EEG-Fordersystems vgl. Abschnitt 3.3.2.4.

427 Anreizregulierungsverordnung vom 29. Oktober 2007, BGBL. I S. 2529; zuletzt gedndert durch Art. 7
des Gesetzes vom 20. Dezember 2012, BGBI. I S. 2730.
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417. Die grundsétzliche Problematik der mit der Anreizregulierung verbundenen hohen
Regulierungsdichte — z.B. zulasten einer flexiblen Investitionssteuerung — hat die Mono-
polkommission bereits in ihrem letzten Sondergutachten aufgegriffen.*® In GroBbritan-
nien, wo die Anreizregulierung bereits seit etwa 20 Jahren Anwendung findet, hat die
Regulierungsbehorde Ofgem unter Beteiligung von Stakeholdern und Wissenschaftlern
eine Uberpriifung der Anreizregulierung durchgefiihrt und in der Folge unter dem Na-
men ,,RIIO* (Revenue set to deliver strong Incentives, Innovation and Output) ein ver-
dndertes Konzept fiir die Regulierung der Strom- und Gasversorgungsnetze vorgelegt.*’
Wesentliche Neuerungen sind hier insbesondere die Verldngerung der Regulierungsperi-
oden und eine stérkere Outputorientierung.*” Ungeachtet der Ergebnisse in GroBbritan-
nien erscheint eine regelméBige Evaluation der Regulierungspraxis sinnvoll. Insbeson-
dere in den angelsdchsischen Landern wird eine Evaluation regelmifBig durchgefiihrt.

418. In Deutschland wird die Regulierung von einigen Netzbetreibern als ,,liberbiirokra-
tisiert empfunden. Dabei ist die gesteigerte Komplexitét nicht zuletzt auch auf Forde-
rungen von Unternehmen zurlickzufiithren, die dem Regulierer gegeniiber eine hohere
Einzelfallgerechtigkeit anmahnen. Im Zuge der Regulierung ergeben sich fiir die Unter-
nehmen eine ganze Reihe von Handlungspflichten. Hiezu zahlen im Wesentlichen Infor-
mations-, Zahlungs-, Kooperations-, Uberwachungs- und Qualifikationspflichten. Steigt
die Komplexitét der Regulierung, dann steigen die Kosten der Unternehmen fiir die Um-
setzung der Regulierungsanforderungen. Insbesondere fiir kleine Netzbetreiber erscheint
der Aufwand dabei verhdltnismaBig hoch, weil bei ihnen kaum Gréfen- und Verbund-
vorteile anfallen. Ein (zu) komplexes Regelsystem bindet auf beiden Seiten, d.h. aufsei-
ten des Regulierers und auf Unternehmensseite, erhebliche Ressourcen und konnte zu-
dem eine Eintrittsbarriere fiir Newcomer darstellen.

419. Bei der Bewertung derartiger Beschwerden aus Unternehmenskreisen ist zu beach-
ten, dass spezialisierte Berater, Unternehmensverbiinde sowie immer leistungsfahigere
IT-Systeme die Bewiltigung von Regulierungskomplexitét erleichtern konnen. Zudem
geht in aller Regel nach einer aufwendig(er)en Initialphase der Anwendungsaufwand auf
Behorden- und auf Unternehmensseite deutlich zuriick. Ahnliches gilt fiir Rechtsunklar-
heiten. Allerdings wird diese Entwicklung eines insoweit sinkenden Aufwandes typi-
scherweise nicht durch eine Verschlankung der behordlichen Strukturen abgebildet. Die
Bundesnetzagentur beispielsweise beschiftigt nach Angaben ihres Prasidenten mittler-
weile insgesamt 2.700 Mitarbeiter.*' Relativierend muss angemerkt werden, dass derar-
tige Lerneffekte immer eine gewisse Kontinuitdt hinsichtlich der Rechtslage und
-anwendung voraussetzen, die in den letzten Jahren, insbesondere vor dem Hintergrund
der Energiewende, in vielen Bereichen gefehlt hat.

428 Vgl. Monopolkommission Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 342.

429 Vgl. Ofgem, Regulation energy networks for the future: RPI-X@20 Recommendations, 26. Juli
2010, http://www.ofgem.gov.uk/Networks/rpix20/ConsultDocs/Documents 1 /RPI-X @Recommendati-
ons.pdf.

430 Letztere bezeichnet eine gemeinsame Festlegung von Primirzielen durch die Stakeholder vor einer
Regulierungsperiode.

431 Vgl. Ein hochkomplexes System, Interview mit dem Chef der Bundesnetzagentur Jochen Homann,
Handelsblatt, 21./22./23. Juni 2013, S. 12.
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420. Die Notwendigkeit einer Regulierung ist unbestritten, doch droht gemif3 Biirokra-
tietheorie die Gefahr einer Verselbststindigung von Biirokratien.*? Losungen und Initia-
tiven zum Biirokratieabbau werden unter Begrifflichkeiten wie ,,smart regulation® oder
,.better regulation® (intelligente, bessere Regulierung) diskutiert.*** In Deutschland wur-
de ein Normenkontrollrat mit dem Ziel etabliert, neben Stellungnahmen und Empfeh-
lungen zum Biirokratieabbau insbesondere ex ante bei der Erarbeitung von Gesetzesvor-
lagen der Bundesregierung deren Erfiillungsaufwand zu {iberpriifen.

421. Zur Reduktion bereits vorhandener Regulierungen kommen eine Vielzahl von Lo6-
sungsmoglichkeiten infrage wie z.B.:

+  Einfiihrung einer “One-in-two-out”-Regel: Fiir jede neue Regulierungsvorschrift
sollten mdglichst zwei obsolete Vorschriften abgeschafft oder vereinfacht wer-
den;

- Ex-ante-Priifung von Befristungsmdglichkeiten bestimmter Regulierungen;

+  Optimierung von Konsultationsprozessen (z.B. durch Vermeidung von Doppel-
abfragen verschiedener Beschlusskammern innerhalb der Bundesnetzagentur).

422. Neben den Regulierungspflichten selbst spielt dariiber hinaus auch — wie bei den
Ausflihrungen zur Marktiiberwachung ausfiihrlich dargestellt® — die Ausgestaltung der
Datenerfassung eine wichtige Rolle. Der Arbeitsaufwand seitens des Regulierers und
des betroffenen Unternehmens kann dabei gegebenenfalls erheblich reduziert werden.
So sollten beispielsweise Redundanzen und Doppelabfragen vermieden werden, wie
dies fiir die Markt- und Handelsdatenerfassung im Rahmen von REMIT und des MTS-
Gesetzes explizit vorgeschrieben ist. Zur Absenkung der Regulierungskomplexitit und
der Rechtsbefolgungskosten sind auch Konsultationsprozesse, wie sie im Bereich der
Energiegesetzgebung regelméBig stattfinden, sehr wertvoll.

423. Sinnvoll erscheint der Monopolkommission eine Ex-post-Evaluierung der Regulie-
rungsdichte unter Einbeziehung aller Beteiligten, d.h. der Regulierer, Unternehmen, Ver-
biande, Ministerien und Wissenschaftler. Eine Ex-post-Evaluierung hat den Vorzug, dass
neben einem detaillierten Einblick in das Regulierungsregime {iiberdies eine Ge-
samtschau auf das Regulierungsregime ermdglicht wird und so Reformschritte sinnvoll
gelingen konnen. Ein Vorteil des Einbezugs der Regulierungsunterworfenen ist aus Sicht
der Monopolkommission, dass die Legitimitit des Regulierers und der Regulierungs-

432 Vgl. im Ursprung Weber, M., Wirtschaft und Gesellschaft, Tiibingen 1921/22, und zum Biirokratie-
wachstum Niskanen, W.A. Bureaucracy and Representative Government, Chicago u.a. 1971. Vgl. all-
gemeiner aus Sicht der jiingeren Public-Choice-Theorie etwa Crew, M.A./Rowley, C.K., Toward a pu-
blic choice theory of monopoly regulation, Public Choice 57, 1988, S. 49-67. Vgl. aktuell aus theore-
tischer Sicht Armstrong, M./Sappington, Recent Developments in the Theory of Regulation, in: Arm-
strong, M./Porter, R. (Hrsg.), Handbook of Industrial Organization, Vol. 3, Amsterdam 2007, S. 1557-
1700, sowie aus regulierungspolitischer Sicht OECD, Regulatory Policy and the Road to Sustainable
Growth, 2010, http://www.oecd.org/regreform/policyconference/46270065.pdf.

433 Vgl. z.B. Mitteilung der Kommission an das Européische Parlament, den Rat, den Europdischen Wirt-
schafts- und Sozialausschuss und den Ausschuss der Regionen — Intelligente Regulierung — Anpas-
sung an die Bediirfnisse kleiner und mittlerer Unternehmen, COM (2013) 122 final, Briissel, 7. Mérz
2013, sowie OECD, Better Regulation in Europe, The EU-15 project. Fiir Deutschland vgl. OECD,
Bessere Rechtssetzung in Deutschland, 2010, http://www.oecd.org/gov/regulatory-policy/45054197.
pdf. Vgl. auch die Stellungnahmen des Nationalen Normenkontrollrates zur Novelle des EnWG 2012,
BT-Drs. 17/10754 vom 24. September 2012, Anlage 2, S. 36 ff., sowie zum MTS-Gesetz BR-Drs.
253/12 vom 4. Mai 2012, Anlage, S. 57 ft.

434 Vgl. hierzu Abschnitt 2.3.
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pflichten erhoht werden kann. In Verbindung mit der vorgeschlagenen Ex-post-Evaluati-
on der Ausgewogenheit von Regulierungsaufwand und -nutzen kénnte auch eine Uber-
priifung des Erfolgs bestimmter Regulierungsinstrumente, insbesondere im Bereich der
Anreizregulierung, erfolgen.*’

4.2 Verschiedene Entwicklungen im Bereich der Netzentgeltregulierung

4.2.1 Addquate Finanzierung des Ausbaubedarfs in Verteilnetzen im Rahmen
der Anreizregulierung

424. Die Netzinfrastruktur im Energiesektor muss sich dynamisch den Verdnderungen
der Nachfrage anpassen, indem Netzbetreiber in effizientem Malle sowohl Ersatz- als
auch Erweiterungsinvestitionen titigen. Mit der Energiewende hat der Aus- und Umbau-
bedarf der Netze erheblich zugenommen, da die dezentrale Energieerzeugung aus erneu-
erbaren Energien neue Anforderungen an die Netzkonfiguration mit sich bringt. Wie
eine neuere Analyse der Deutschen Energie-Agentur (dena) zeigt, schligt sich der mit
der Energiewende verbundene Aus- und Umbaubedarf neben den Ubertragungsnetzen
fiir Strom und den Gasfernleitungsnetzen auch auf der Verteilnetzebene nieder.*¢ Der im
Dezember 2012 verdffentlichte Abschlussbericht der dena-Verteilnetzstudie quantifiziert
den Investitionsbedarf bis zum Jahr 2030 mit 27,5 Mrd. Euro (im Szenario Netzent-
wicklungsplan 2012b) bzw. 42,5 Mrd. Euro (im Bundeslidnderszenario). Die Analyse der
Deutschen Energie-Agentur hat zudem erneut die Diskussion entfacht, ob das bestehen-
de System der Anreizregulierung besonders im Bereich der Verteilnetze geeignet ist, den
Netzbetreibern den Ausbau ihrer Netze unter marktkonformen Anreizen zu ermdogli-
chen.

425. Netzinvestitionen miissen von den Betreibern von Energieversorgungsnetzen in
Deutschland durch die Netzentgelte finanziert werden. Da Strom- und Gasnetze in der
Regel natiirliche Monopole darstellen, sind die Netzentgelte gemal §§ 21 ff. EnWG ei-
ner Ex-ante-Entgeltregulierung unterworfen, die von der Bundesnetzagentur ausgeiibt
wird.*” Wihrend das Energiewirtschaftsgesetz prinzipiell zwei alternative Verfahren zur
Regulierung der Netzzugangsentgelte kennt, ist die Entgeltregulierung seit dem Jahr
2009 allgemein als Anreizregulierung ausgestaltet worden. Zur Umsetzung regelt die
Anreizregulierungsverordnung die Obergrenzen der zuldssigen Gesamterlose eines
Netzbetreibers aus Netzentgelten iiber eine fiinfjdhrige Regulierungsperiode. Dazu er-
folgt einmalig vor einer Regulierungsperiode eine Kostenpriifung, welche die Basis fiir
den berechneten Erlospfad darstellt. Im Hinblick auf die Investitionen der Netzbetreiber
hat dies zur Folge, dass Investitionen, die im Rahmen der folgenden Regulierungs-
periode notwendig werden, bereits vorab in die Erlosobergrenze eingepreist werden
miissen. Nimmt der Netzbetreiber indes dariiber hinaus Investitionen vor, so werden die-
se frithestens in der folgenden Regulierungsperiode in der Erlosobergrenze beriicksich-
tigt, sodass ein Zeitverzug von mehreren Jahren entstehen kann.

435 Vgl. hierzu auch den Vorschlag in Tz. 429.

436 Zum allgemeinen Problem des Netzausbaus infolge der Energiewende vgl. auch Abschnitt 3.4, zum
Verteilnetzausbau insbesondere Tz. 318.

437 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 49, a.a.0., Tz. 250 ff.;; Sondergutachten 54, a.a.O.,
Tz. 140 ff.; Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 328 ff.
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426. Auch wenn das grundlegende Konzept der Anreizregulierung gegenwiértig als ver-
gleichsweise effizientes Verfahren zur Entgeltregulierung gilt, weist es regulierungsoko-
nomisch im Hinblick auf die Anreize zur Durchfiihrung von Erweiterungsinvestitionen
verschiedene Nachteile auf.*** Dies ist vor allem mit Blick auf die erheblichen Um- und
Ausbauanforderungen im Zusammenhang mit der Energiewende von Belang. Die prak-
tizierten Formen der Anreizregulierung begegnen diesem Problem in verschiedenen
Landern durch ganz unterschiedliche Mechanismen. Die deutsche Anreizregulierungs-
verordnung kennt dazu die Verfahren der InvestitionsmafBnahmen (§ 23 ARegV, insbe-
sondere fiir Ubertragungs- und Fernleitungsnetzbetreiber) und den Erweiterungsfaktor
(§ 10 ARegV, nur fiir Verteilnetzbetreiber).

InvestitionsmaBnahmen, bis zu einer Anderung im Jahre 2012 auch als Investitionsbud-
gets bezeichnet, stellen eine Form einer die Anreizregulierung ergidnzenden kostenba-
sierten Regulierung fiir einzelne Projekte dar, welche die Investitionstitigkeit zwischen
den Regulierungsperioden aufrechterhalten soll. Entsprechende Projekte miissen einzeln
von der Bundesnetzagentur genehmigt werden und sind daher primér fiir die iiberschau-
bare Zahl der Ubertragungs- und Fernleitungsnetzbetreiber vorgesehen. Bis 2012 wur-
den dabei nur die tatséchlichen Kosten (Ist-Kosten) anerkannt, sodass es typischerweise
zu einem Zeitverzug bei der Refinanzierung von Investitionen kam. Vor dem Hinter-
grund des erheblichen Ausbaubedarfs im Rahmen der Energiewende kam es 2012 je-
doch zu einer Anderung der Anreizregulierungsverordnung, sodass nun bereits Schitz-
werte (Plan-Kosten) anerkannt werden und der Zeitverzug nicht mehr existiert.**’

Die ca. 900 deutschen Verteilnetzbetreiber konnen nur in bestimmten, in § 23 Abs. 6
ARegV spezifizierten Fillen auf das Instrument der Investitionsbudgets zugreifen. Bis-
her zeigte sich auch die Bundesnetzagentur sehr zuriickhaltend mit der Anwendung die-
ser Ausnahme. Vielmehr sind die Verteilnetzbetreiber in der Regel darauf angewiesen,
einen Netzausbau wihrend der Regulierungsperiode durch den Erweiterungsfaktor ge-
miB § 10 ARegV vergiitet zu bekommen. Dabei handelt es sich um einen Bestandteil
der Anreizregulierungsformel, durch den sich die Erl6sobergrenze wihrend der Laufzeit
in Abhdngigkeit zu verschiedenen Parametern verdndern kann. Die Parameter (unter an-
derem die Zahl der Einspeisepunkte) sollen die notwendigen Erweiterungsinvestitionen
abbilden und stellen somit eine Art Heuristik dar, durch die der Investitionsbedarf wih-
rend der Anreizregulierungsperiode in die Erlosobergrenze einflieBen soll.

427. Inwieweit der Erweiterungsfaktor ein addquates Instrument zur Steuerung der In-
vestitionen von Verteilnetzbetreibern darstellt, ist umstritten. Im Rahmen der Verteil-
netzstudie der Deutschen Energie-Agentur wurde erstmals eine tiefere Simulationsana-
lyse des Erweiterungsfaktors durchgefiihrt, die zu einem kritischen Ergebnis kommt.**
So haben kleine Anderungen in den zugrunde liegenden Daten gegebenenfalls relativ
grofle Auswirkungen auf die Erlose. Insbesondere werden vier Effekte hervorgehoben:

« Bei einem groferen Netz wirkt sich ein zusitzlicher Anschlusspunkt vergleichs-

weise geringfiigig auf eine Erh6hung des Erweiterungsfaktors aus. Der Faktor
trifft dafiir jedoch auf eine groBere Kostenbasis. Vor dem Hintergrund dieser ge-

438 Fiir eine ausfiihrliche allgemeine Analyse dieses Problems vgl. Monopolkommission, Sondergutach-
ten 59, a.a.0., Tz. 339 ff.

439 Verordnung zur Anderung der Anreizregulierungsverordnung vom 14. Mérz 2012, BGBI. 1 S. 489.

440 Vgl. Deutsche Energie-Agentur, dena-Verteilnetzstudie, a.a.O., S. 351.
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genldufigen Effekte bleibt unklar, ob vergleichbare Ausbaukosten in unterschied-
lich grofBen Netzen auch vergleichbar abgebildet wiirden.

« Da die Wirkung des Erweiterungsfaktors an der Kostenbasis ansetzt, hdangt die
Verdnderung der Erldsobergrenze auch davon ab, ob es sich um ein altes, bereits
abgeschriebenes Netz (geringe Kostenbasis) oder um ein relativ neues Netz
(hohe Kostenbasis) handelt. Bei gleicher Netzgrofe kann somit der Ausbau eines
zusétzlichen Anschlusspunktes eine sehr unterschiedliche Erldsveranderung
(und damit Investitionsvergiitung) auslosen.

« Die Art des Ausbaubedarfs kann sehr unterschiedliche Auswirkungen auf die Er-
l6sobergrenze haben. Die Studie vergleicht unter anderem einen Netzausbau, der
durch den Anschluss von Windridern bedingt ist, mit einem durch den An-
schluss von Photovoltaikanlagen bedingten Netzausbau. Obwohl Windrader und
Photovoltaikanlagen dhnliche Auswirkungen auf den Erweiterungsfaktor haben
(neuer Anschlusspunkt) unterscheidet sich der jeweils entstehende Investitions-
bedarf erheblich voneinander.

+  Zudem wird die Bedeutung von Riickspeisungen in Ubertragungsnetze proble-
matisiert. Diese werden, nach Ansicht der Studie, nicht ausreichend in den Para-
metern des Erweiterungsfaktors abgebildet.

Als Folge der dargestellten Ungenauigkeiten kann selbst bei insgesamt ausreichenden
Finanzierungsmitteln, die durch die kumulierten Verdnderungen der Erlosobergrenzen
bereitgestellt werden, ein Verteilungs- und Allokationsproblem vorliegen. So ist anzu-
nehmen, dass der Erweiterungsfaktor bei manchen Netzbetreibern zu einer Uberfinan-
zierung, bei anderen zu einer Unterfinanzierung fiihrt. Selbst im Falle einer Uberfinan-
zierung kann jedoch ein Unterinvestitionsproblem vorliegen, wenn der Erweiterungsfak-
tor Anreize setzt, nur bestimmte Investitionen durchzufiihren, die eine Verbesserung der
den Faktor beeinflussenden Parameter auslosen.

428. Vor dem Hintergrund der Energiewende und der mit ihr verbundenen Investitionen
wird gegenwirtig vor allem die Gefahr einer Unterinvestition aufgrund einer fehlenden
Treffsicherheit des Erweiterungsfaktors intensiv diskutiert. Die Verteilnetzstudie der
Deutschen Energie-Agentur hat in diesem Zusammenhang die Auswirkungen verschie-
dener Regulierungsregime miteinander verglichen. Im Ergebnis wird der Ansatz prife-
riert, der die Aufnahme einer Investition in ldngerfristige Anlagengiiter zu Buchwerten
unmittelbar und ohne vorherige Effizienzpriifung in die Erlosobergrenze vorsieht. Dabei
wird eine Ansetzung in Hohe der Plan-Kosten anstelle von Ist-Kosten bevorzugt, um
einen Zeitverzug ginzlich zu vermeiden.*' Eine Ex-post-Effizienzpriifung (§§ 12 ff.
ARegV) sollte dann im Rahmen der néchsten Anreizregulierungsperiode erfolgen. Ver-
anderungen der Betriebsausgaben im Zusammenhang mit einer Investition sollten der-
weil heuristisch erfasst werden, wobei ein Ansatz diskutiert wird, der mit dem bestehen-
den Erweiterungsfaktor vergleichbar ist.

429. Wie die Monopolkommission bereits in ihrem letzten Sondergutachten zum Ener-
giesektor erldutert hat, ist die Finanzierung von Erweiterungsinvestitionen ein zentrales

441 Dabei ist ein entsprechender Ausgleichsmechanismus nach Vorliegen der Ist-Kosten erforderlich, ver-
gleichbar mit dem Ansatz, der im Rahmen der Investitionsmafnahmen nach § 23 ARegV gewihlt
wurde.
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Problem der Anreizregulierung. Insbesondere fiir die Verteilnetze ist die Ermittlung ei-
nes geeigneten Verfahrens aufgrund der hohen Anzahl an Verteilnetzen diffizil. Der ge-
suchte Mechanismus sollte garantieren, dass die Ziele einer verldsslichen Finanzierung,
geeigneter Effizienzanreize und eines geringen Regulierungsaufwandes in einem ausge-
wogenen Verhiltnis zueinander stehen. Der diskutierte Vorschlag, Neuinvestitionen in
langerfristige Anlagegiiter aus der Anreizregulierung herauszunehmen und lediglich ei-
ner Ex-post-Effizienzpriifung zu unterziehen, erscheint vielversprechend, bedarf jedoch
einer weitergehenden Uberpriifung im Hinblick auf die mogliche Ausgestaltung und
denkbare Folgewirkungen. Die Monopolkommission fordert daher die Bundesregierung
und die Bundesnetzagentur auf, eine entsprechende Priifung der Anreizregulierung ein-
zuleiten.

4.2.2 Wettbewerbliche Wirkungen der Gasnetzentgeltstruktur

430. Eine Vielzahl von Verdnderungen im Gasmarktdesign haben in den letzten Jahren
zu erhohter Liquiditéit und intensiverem Wettbewerb im Gashandel beigetragen. Hervor-
zuheben sind insbesondere die sukzessive Zusammenlegung von Gasnetzen zu grofleren
Marktgebieten, die Einflihrung eines einfachen Netzzugangssystems durch das Zweiver-
tragsmodell (Entry-Exit-Buchung) und die Neuregelungen zum Kapazititsmanage-
ment.*? Derzeit werden vermehrt die Ergebnisse dieser Anpassungen diskutiert. Ein
Thema in diesem Zusammenhang ist die Erhebung von Entgelten fiir die Nutzung der
Fernleitungsnetze innerhalb eines Marktgebietes. Fraglich ist dabei, inwieweit die beste-
hende Entgeltstruktur die tatsdchlich relevanten Kosten wettbewerbskonform abbildet.
Ein Aspekt dabei ist die Behandlung von Kosten, die durch den Netzaus- und -umbau
im Rahmen des Netzentwicklungsplans entstehen und von denen die Fernleitungsnetz-
betreiber in unterschiedlichem Maf3e betroften sind.

431. Um sich dem Problem einer addquaten Struktur der Netzentgelte inhaltlich zu ni-
hern, ist zunédchst eine Analyse der derzeitigen Situation vorzunehmen. Der deutsche
Gasfernleitungsmarkt besteht aus verschiedenen, in Linge und Beschaffenheit heteroge-
nen Netzen, die von zwolf Gasfernleitungsnetzbetreibern bewirtschaftet werden. Mehre-
re Fernleitungsnetze sind zu insgesamt zwei Marktgebieten zusammengeschlossen, in
denen Transportkunden Gas durch zwei Buchungspunkte (Ein- und Ausspeisebuchung)
transportieren konnen. Ein Transportpfad muss nicht mehr vorgegeben werden, sodass
von einem Transport tatsdchlich die Netze mehrerer Fernleitungsnetzbetreiber betroffen
sein konnen. Finanziert werden die Gasfernleitungsnetze durch ein Entgelt fiir die Bu-
chung des Ein- und des Ausspeisepunktes und die Bezahlung dieses Entgeltes an den je-
weiligen Netzbetreiber. Ein Ausgleich dafiir, dass das durch Einspeisungen in das Netz
eines Gasfernleitungsnetzbetreibers in ein Marktgebiet gelangte Gas auch von anderen
Netzbetreibern durchgeleitet wird, erfolgt dabei nicht.

Vor dem Hintergrund dieses Systems war fraglich, ob es sich bei den Gasfernleitungs-
netzen liberhaupt um natiirliche Monopole handelt, die der kostenorientierten Entgeltre-
gulierung durch die Bundesnetzagentur unterliegen, oder ob die verschiedenen Netze
miteinander im Durchleitungswettbewerb stehen. Diese Frage hat das Oberlandesgericht

442 Samtliche Prozesse wurden von der Monopolkommission insbesondere in ihren Sondergutachten zum
Energiesektor gefordert oder in ihrer Umsetzung begleitet. Fiir eine Darstellung der wichtigsten Re-
gelsysteme im Gasmarkt vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Abschnitt 4.
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Diisseldorf im Jahr 2010 entschieden und einen wirksamen Wettbewerb auf der Gasfern-
leitungsnetzebene verneint.**® Ein wichtiges Argument, das nach Auffassung des Gerich-
tes gegen einen entsprechenden Durchleitungswettbewerb sprach, betraf die Kapazitdten
an den Ein- und Ausspeisepunkten, die teilweise viele Jahre im Voraus ausgebucht seien
und damit nicht im Wettbewerb stiinden. Mit diesem Urteil wurde klargestellt, dass die
Gasfernleitungsnetzbetreiber einer Erlosobergrenze im Rahmen der Entgeltregulierung
unterliegen.**

432. Seit dem Urteil des Oberlandesgerichtes Diisseldorf hat sich die Situation im Hin-
blick auf die Uberbuchung von Transportkapazititen teilweise verindert. Ursichlich
hierfiir ist die im Herbst 2010 in Kraft getretene Verdnderung der Gasnetzzugangsver-
ordnung und die Festlegung der Bundesnetzagentur in Sachen Kapazitéitsregelung und
Auktionsverfahren. Ob diese Verdnderungen dazu gefiihrt haben, dass die Sachlage im
Hinblick auf einen mdglichen Durchleitungswettbewerb der Gasfernleitungsnetzbetrei-
ber mittlerweile anders zu bewerten ist, ist bislang unklar. Allerdings geht die Monopol-
kommission davon aus, dass der Wettbewerb derzeit — in jedem Fall — nicht ausreichend
ist, um von einer Regulierung der Entgelte vollstindig abzusehen.

433. Auch unter der Annahme, dass Wettbewerb bei der Gasdurchleitung nur einge-
schriankt moglich ist, schlieBt dies gewisse Wettbewerbseftekte bzw. deren Verstirkung
nicht aus. Gasfernleitungsnetzbetreiber dullerten gegeniiber der Monopolkommission,
dass solche Fille beispielsweise bei verschiedenen Einspeisepunkten aus auslédndischen
Netzen moglich seien. So habe ein Transportkunde, der Gas aus Holland am holldndi-
schen Einspeisepunkt Oude in das Gaspool-Marktgebiet einspeisen wolle, prinzipiell die
Wahl zwischen einer Einspeisung in die Fernleitungsnetze von Gasunie Deutschland
(Einspeisepreis 2,865 Euro/kWh/h/a), Gascade (2,65 Euro/kWh/h/a) und GTG Nord
(0,9766 Euro/kWh/h/a). Dabei werde der Wettbewerb zwischen den Fernleitungsnetzbe-
treibern jedoch durch die unterschiedlichen Kosten der Netze verzerrt, die mit zuneh-
mender GroBe zundhmen. Allerdings sei die groBere Netzldnge nicht ineffizient, son-
dern notwendig, um die von allen Netzbetreibern in Anspruch genommene Transportfa-
higkeit des Marktgebietes zu gewéhrleisten. Durch die im Netzentwicklungsplan be-
schriebenen Investitionen in die Gasfernleitungsnetze konnte sich dieser Effekt zudem
weiter verstdrken, wenn sie zulasten der Fernleitungsnetzbetreiber anfielen. Wenn bei-
spielsweise Investitionen umgesetzt wiirden, um bei verdnderter Gasforderung neue Ein-
speisepunkte zu erschlieBen, kimen die Einnahmen aus den Ausspeisungen zwar auch
anderen Netzbetreibern zugute, die Investitionskosten fielen jedoch nur bei einem Netz-
betreiber an.

434. Aus Sicht der Monopolkommission handelt es sich bei dem heutigen Modell eines
aus mehreren Netzbetreibern bestehenden Marktgebietes um ein System, in dem von je-
dem einzelnen Netzbetreiber stets Wirkungen auf die anderen Netzbetreiber ausgehen.
Wihrend nur an den Ein- und Ausspeisepunkten des Netzes Entgelte erhoben werden,
entstehen externe Effekte, da alle Fernleitungsnetzbetreiber auch auf die Giiter ,,Weiter-
leitung® und ,,Speicherung® von Gas der jeweils anderen Netzbetreiber eines Marktge-
bietes zugreifen kdnnen, ohne dass die Zugriffe separat vergiitet werden. Ein mdglicher-

443 OLG Diisseldorf, Beschluss vom 21. April 2010, VI-3 Kart 67/08 (V).
444 7Zu den Hintergriindern einer Erlosobergrenzenregulierung vgl. Monopolkommission, Sondergutach-
ten 59, a.a.0., Tz. 328 ff.

217



weise bestehender Wettbewerb an einzelnen Ein- oder Ausspeisepunkten ist in dieser Si-
tuation nur dann effizient moglich, wenn sich diese externen Effekte gegenseitig aus-
gleichen und ihre Verrechnung daher nicht notwendig ist.*** Auch wenn faktisch kein
Wettbewerb besteht, konnen starke asymmetrische externe Effekte mit Verteilungspro-
blemen verbunden sein, z.B. wenn die abhidngigen Nutzer eines bestimmten Fernlei-
tungsnetzes die Kosten eines anderen Netzes mittragen.

435. Zwar liegt eine heterogene Struktur bei den Fernleitungsnetzbetreibern im Gassek-
tor vor. Ob es unter dem bestehenden System jedoch tatsdchlich zu Ineffizienzen
kommt, ldsst sich ohne eine eingehende Priifung derzeit nicht feststellen. Die Bundes-
netzagentur sollte diesen Aspekt der externen Effekte beobachten. Fiir den Fall, dass ein
erhebliches Problem bestehen sollte, sicht die Monopolkommission jene Ldsungsvor-
schlédge kritisch, die eine Vereinheitlichung der Ein- und Ausspeiseentgelte und/oder von
Kostenpositionen vorsehen und damit einem moglicherweise entstehenden Durchlei-
tungswettbewerb entgegenstehen. Vielmehr regt die Monopolkommission an, in diesem
Fall Moglichkeiten eines Kostenausgleichs fiir derzeit unvergiitete Durchleitungsleistun-
gen zu priifen. Ein solches Ausgleichssystem sollte so ausgestaltet sein, dass es weder
Effizienzanreize mindert, noch einem Durchleitungswettbewerb zwischen den Fernlei-
tungsnetzbetreibern konterkariert.

4.2.3 Umgestaltung der Netzentgelte zur Losung des Problems einer Netzparitiit

436. Trotz einer Absenkung der Fordersdtze sowie einer Mengenbegrenzung des Zubaus
ist der Boom bei der Photovoltaik ungebrochen. Ein Grund hierfiir liegt in der stark
riickldufigen Kostenentwicklung bei PV-Aufdachanlagen, welche die Rentabilitdtsspan-
ne selbst fiir die inzwischen geringeren Einspeisetarife weiterhin attraktiv erscheinen
l4sst.**® Parallel zu dieser Entwicklung steigen auf dem Endkundenmarkt die Stromprei-
se fiir Haushaltskunden in den letzten Jahren immer weiter an.

437. Der Begrift Netzparitit (,,grid parity) beschreibt eine Situation, in der selbst er-
zeugter (Solar-)Strom nicht mehr kostet als der iiber das Netz bezogene Fremdstrom.*’
Wihrend im Preis fiir Netzstrom unter anderem Netznutzungsentgelt, Strom- und Mehr-
wertsteuer, Konzessions-, EEG- und KWK-Umlage enthalten sind, fallen diese Kosten
beim Eigenverbrauch von selbst erzeugtem Strom nicht an.

Der Anreiz, Solarstrom fiir den Eigenverbrauch zu produzieren, wird aktuell dadurch
gestarkt, dass die Vergiitungssitze fir die Einspeisung von Solarstrom sinken und
gleichzeitig die Strompreise fiir Haushaltskunden auf den Endkundenmaérkten steigen.
2013 betrdgt der durchschnittliche Preis fiir einen Drei-Personen-Haushalt etwa
28,7 Cent/kWh; im Jahr 2007 lag der Preis noch bei etwa 20,6 Cent/kWh.*** Gegenwir-

445 Damit besteht hier eine Parallele zum Telekommunikationssektor, in dem — z.B. beim Mobilfunk — ein
Telefonat mehrere Netze betreffen kann, obwohl in Deutschland nur der Anrufende eine Gesprachsge-
biihr an seinen Netzbetreiber entrichtet. Im deutschen Mobilfunk erfolgt daher eine Vergiitung des
Empfangsnetzbetreibers im Rahmen der Terminierungsentgelte. Diskutierte alternative Regulierungs-
moglichkeiten — etwa das ,,Bill-and-Keep-Modell*“ — sehen keine Terminierungsentgelte vor und ba-
sieren auch auf der Annahme, dass sich die externen Effekte der Netzinterkonnektion ausgleichen.

446 Vgl. Abschnitt 3.3.1.2.

447 Vgl. Abschnitt 3.3.2.4.

448 Vgl. BDEW, Strompreisanalyse Mai 2013, Haushalte und Industrie, Berlin, 27. Mai 2013, S. 6,
http://www.bdew.de/internet.nsf/id/123176 ABDDIECESDC1257AA20040E368/$file/13%2005%202
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tig betrdgt die Einspeisevergilitung zum 1. Mai 2013 bei der Inbetriebnahme einer Dach-
anlage bis 10 kWp 15,6 Cent.** Damit liegt der Preis fiir Netzstrom fiir Besitzer kleiner
Neuanlagen bereits um mehr als 10 Cent/kWh iiber dem derzeitigen Einspeisetarif.

438. Sofern eine Eigenversorgung mittels einer Photovoltaikanlage erfolgt, bedeutet dies
aufgrund der Witterungsabhéngigkeit der Stromerzeugung und fehlender umfanglicher
Speicherlosungen nicht, dass der entsprechende Haushalt keinen Strom auBlerhalb des
selbst erzeugten Stroms beziehen wird.*® Auch liegt der optimierte Eigenverbrauch
selbst mit Technologien wie Wirmepumpen und Batterien bei etwa 70 %,*' ohne
Stromspeicher bei lediglich etwa 20 bis 30 %, d.h. dass eine ,,Uberschussmenge* selbst
erzeugten Stroms immer auch in das 6ffentliche Stromnetz eingespeist wird.**

Zukiinftig ist aufgrund steigender Stromkosten, sinkender Einspeisetarife von Neuanla-
gen, glinstigerer Batterieprodukte fiir Solaranlagen sowie Smart-Grid-Losungen eine
weitere Zunahme des Eigenverbrauchs zu erwarten.

439. Zwar werden durch den erhohten Eigenverbrauch das Stromnetz und die EEG-
Umlage in gewissem Umfang entlastet, allerdings muss grundsitzlich auch fiir Besitzer
von Photovoltaikanlagen die Netzinfrastruktur vorgehalten werden. Problematisch er-
scheint dabei, dass deren Verbrauch an Netzstrom und damit vor allem der zu leistende
Kostenanteil an der Netzinfrastruktur kontinuierlich sinkt.** Die vergiitungsfahige
Strommenge bei Solarstrom-Gebdudeanlagen mit einer Gesamtleistung von tiber 10 kW
ist geméf § 33 Abs. 1 EEG auf 90 % der Erzeugung pro Jahr limitiert. Fiir den Fall einer
Direktvermarktung auBlerhalb des EEG und des KWKG erhilt der Betreiber von dezen-

7%20BDEW _Strompreisanalyse Mai%202013.pdf. Die Preise sind Durchschnittspreise flir einen
Drei-Personen-Haushalt mit einem Jahresverbrauch von 3.500 kWh, Stand April 2013.

449 Vgl. zu den Vergiitungssitzen die Veroffentlichungen der Bundesnetzagentur, http://www.bundesnetz-
agentur.de/cln_1911/DE/Sachgebiete/ElektrizitactundGas/Unternehmen_Institutionen/Erneuerbare-
Energien/Photovoltaik/DatenMeldgn EEG-VergSaetze/DatenMeldgn EEG-VergSaetze node.html.
Der Eigenverbrauch erscheint als neues Geschéftsmodell zur Erwirtschaftung hoher Renditen. Auf der
Homepage der aleo solar AG, einem Solarmodulhersteller, heifit es: ,,Standen bislang attraktive Ren-
diten aus der Einspeisung des Stroms im Vordergrund, so rechnet sich heute und in Zukunft Ihre PV-
Anlage primér iiber die Stromkostenersparnis. Das bedeutet, je mehr Solarstrom Sie selbst verbrau-
chen, desto wirtschaftlicher ist [hre Photovoltaik-Anlage. [...] Durch die weiter steigenden Stromprei-
se wird Eigenverbrauch immer attraktiver.”; vgl. Broschiire, Speicherlosung, S. 2, http://www.aleo-
solar.de/fileadmin/fachhaendler/broschueren/aleo_Speicherloesung.pdf.

450 Stromzghler miissen die Energieerzeugung, den Netzbezug und die Netzeinspeisung erfassen.

451 Es handelt sich bei den Zahlen um Schétzungen; im Einzelfall miissen Parameter wie beispielsweise
das Verbraucherverhalten oder die Leistung der Solaranlage genauer betrachtet werden; vgl. Zentrum
fiir Sonnenenergie- und Wasserstoff-Forschung Baden-Wiirttemberg, ZSW ermittelt Potenziale fiir den
solaren Eigenverbrauch in Wohngebéduden, Presseinformation 5/2013, Mit Warmepumpen und Batte-
rien mehr eigenen Solarstrom nutzen, http://www.zsw-bw.de/uploads/media/pi05-2013-ZSW-Solare-
rEigenverbrauchmitSpeichern.pdf.

452 Vgl. aleo solar AG, Dank Speicher niedrige Stromrechnung, 2013, http://www.aleo-solar.de/produkte/
solarstrom-speicher.

453 Die von Netznutzern zu entrichtenden Netzentgelte sind ihrer Hohe nach unabhéngig von der rdumli-
chen Entfernung zwischen dem Einspeisepunkt des Stroms und dem Ort seiner Entnahme. Die Netz-
entgelte richten sich nach der Anschlussnetzebene der Entnahmestelle, den jeweils vorhandenen
Messvorrichtungen an der Entnahmestelle sowie der jeweiligen Benutzungsstundenzahl der Entnah-
mestelle (§ 17 Abs. 1 StromNEV). Das Netzentgelt pro Entnahmestelle besteht aus einem Jahresleis-
tungspreis in Euro pro Kilowatt und einem Arbeitspreis in Cent pro Kilowattstunde. Dabei entspricht
das Jahresleistungsentgelt dem Produkt aus dem jeweiligen Jahresleistungspreis und der Jahreshochst-
leistung in Kilowatt der jeweiligen Entnahme im Abrechnungsjahr. Das Arbeitsentgelt entspricht dem
Produkt aus dem jeweiligen Arbeitspreis und der im Abrechnungsjahr jeweils entnommenen elektri-
schen Arbeit in Kilowattstunden (Art. 17 Abs. 2 StromNEV).
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tralen Erzeugungsanlagen gemdfl § 18 StromNEV vom Betreiber des Elektrizitétsver-
teilnetzes, in dessen Netz er einspeist, ein Entgelt. Dieses Entgelt muss den gegeniiber
den vorgelagerten Netz- oder Umspannebenen durch die jeweilige Einspeisung vermie-
denen Netzentgelten entsprechen.

440. Problematisch erscheint, dass die Kosten der gesamten Infrastruktur auf immer we-
niger, nicht privilegierte Kunden umgelegt werden, wiahrend die Fixkosten, die fiir einen
Netzbetreiber beispielsweise fiir Wartung und Instandhaltung des Netzes, die Netzanla-
gen und Personal anfallen, auch bei erhohter Eigenversorgung unverdndert bestehen
bleiben.

441. Derzeit bestehen die Netznutzungsentgelte im Standardlastprofil aus einem Leis-
tungspreis, der fiir die Bereitstellung elektrischer Leistung anfillt (Euro/a) und einem
Arbeitspreis, der fiir jede abgenommene Kilowattstunde (Cent’/kWh) berechnet wird.
Die derzeitige Systematik der Entgelte fiir die Stromnetznutzung mit einer Arbeits- und
einer Leistungskomponente bzw. einem Grundpreis ist allerdings nach Ansicht der Mo-
nopolkommission nicht zielfiihrend, weil die Kosten des Netzes im Wesentlichen durch
die vorzuhaltende Infrastruktur determiniert werden. Zukliinftig sollte daher die Leis-
tungsbereitstellung der Netzinfrastruktur stirker als bislang — und nicht allein in Abhén-
gigkeit von der verbrauchten Strommenge — in den Netzentgelten abgebildet werden.
Plausibel erscheint der Umstieg auf ein Finanzierungsmodell, das nicht mehr die iiber-
wiegenden Kosten fiir das Stromnetz auf den Verbrauch umlegt, sondern fiir Haushalte
und Unternehmen eine monatliche Gebiihr, einen Leistungspreis, fiir den Anschluss an
das Stromnetz vorsieht.

4.3 Regulierung und Harmonisierung auf nationalen und europdischen
Gasmadrkten

4.3.1 Mafinahmen zur Forderung der Marktintegration auf nationaler
und europdischer Ebene

4.3.1.1 Entwicklungen in Deutschland

442. Ein Ziel der in Deutschland bislang ausgearbeiteten Maflnahmen zur Férderung ei-
ner Integration der Gasmaérkte ist es, langfristig eine Marktharmonisierung auf européi-
scher Ebene einzuleiten. Geltendes nationales Recht ist nach europédischen Vorgaben an-
zupassen, es ist folglich subsidiir gegeniiber europdischem Recht.

So sind von der Bundesnetzagentur in Bezug auf eine Anpassung des nationalen an den
europdischen Regulierungsrahmen (vgl. Abschnitt 4.3.2) folgende Anderungen und
Mafnahmen festgelegt worden:

- Hinsichtlich des Beschlusses in Sachen Kapazititsregelungen und Auktionsver-
fahren im Gassektor (,KARLA Gas“)** wurde durch einen aktuellen Be-
schluss* festgelegt, dass seit dem 1. Januar 2013 der bei einer Versteigerung
von Day-ahead-Kapazititen erzielte Preis nicht mehr dem Gesamtpreis entspre-
chen soll. Der Startpreis bei Day-ahead-Auktionen lag bis dahin bei 0 Euro. Im
Vergleich werden Kapazititsprodukte mit einer lingeren Laufzeit mittels Auf-
preisauktionen versteigert, d.h. zusdtzlich zum regulierten Basisentgelt wird der

454 Vgl. BNetzA, Beschluss vom 24. Februar 2011, BK7-10-001.
455Vgl. BNetzA, Beschluss vom 31. Oktober 2012, BK7-12-201.
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bei der Auktion erzielte Preis aufgeschlagen. Nunmehr gilt auch bei Day-ahead-
Auktionen das regulierte Tagesentgelt als Startpreis.

« In Bezug auf die Sicherstellung eines qualititsiibergreifenden Handels von ~ L-
Gas und H-Gas gelten seit dem 1. Oktober 2012 neue Konvertierungsentgelte,
die bis zum 1. Oktober 2016 sukzessive um ca. 25 % jéhrlich abgesenkt werden
miissen.*® Die Konvertierungsumlage, die erst realisiert wird, wenn die Konver-
tierungskosten das Konvertierungsentgelt {ibersteigen, soll erstmals voraussicht-
lich ab 1. Oktober 2015 erhoben werden. Eine Anpassung des Konvertierungs-
entgeltes sowie der Konvertierungsumlage soll halbjdhrlich erfolgen. Zudem
werden die Fernleitungsnetzbetreiber verpflichtet, der Bundesnetzagentur umfas-
sende Informationen tiber die Kalkulation und die Prognose zur Entwicklung der
Konvertierungsumlage sowie des Konvertierungsentgeltes zu libermitteln. Zu-
dem miissen sie der Bundesnetzagentur bis spétestens zum 1. Februar eines Jah-
res einen Evaluierungsbericht liber die Entwicklung des Konvertierungssystems
vorlegen.*’

« In dem am 26. Mirz 2012 erlassenen Beschluss zum Anderungsverfahren
,GABi1 Gas“ wurde die zeitweilig bereits ausgesetzte 5 %-Toleranzgrenze bei
RLM-Entnahmestellen auf 0 % herabgesetzt. Die in dieser Hohe resultierende
Gasmenge hitte unter Umstdnden an Endverbraucher ohne Standardlastprofil
und ohne Nominierungsverfahren geliefert werden miissen. Die Regelener-
gieumlage wurde demzufolge nicht auf RLM-Entnahmestellen ausgeweitet.*®

« Am 1. Oktober 2011 wurde auBBerdem gemédl} einem Beschluss der Bundesnetz-

agentur®® das Entgelt fir VHP wiedereingefiihrt. Dieser rdumt den Marktge-
bietsverantwortlichen ein, ein Entgelt fiir die jede nominierte Ubertragung von
Gasmengen zwischen zwei Bilanzkreisen am VHP innerhalb des Marktgebietes
von allen Bilanzkreisverantwortlichen zu erheben. Bilanzkreisverantwortliche
des einspeisenden wie des ausspeisenden Bilanzkreises sind zur Zahlung des
Entgeltes gleichermafen verpflichtet, Clearinghduser hingegen sind davon aus-
genommen. Die Geltungsdauer betrdgt ein Jahr, wobei Veroffentlichungspflicht
fiir die Entgelttaxierung seitens des Marktgebietsverantwortlichen bis spitestens
einen Monat vor dem Geltungszeitraum besteht. Ebenso besteht die Pflicht zu ei-
ner jéhrlichen Marktkonsultation der angebotenen Dienstleistungen des VHP.
Dem vorausgegangen war eine tempordre Authebung der Entgelte durch § 22
Abs. 1 S. 6 GasNZV a.F.

443. Orientiert am Netzkodex BAL (vgl. Tz. 452) haben die Marktgebietsverantwortli-
chen GASPOOL und NCG in Kooperation mit der Bundesnetzagentur sowie den Fern-
leitungsnetzbetreiber ein Konzept zur Vereinheitlichung der Beschaffung von Regel-
energie erstellt, das zum 1. Oktober 2013 umgesetzt werden soll.*® Dieses Konzept
sieht vor, die Beschaffung von Regelenergie mittels standardisierter Produkte vorwie-
gend tliber die Spotmérkte auf GroBhandelsmérkten sowie pan-europdischen Handels-
plattformen (vgl. Tz. 447) sicherzustellen. Zur Absicherung der Verfiigbarkeit von Men-

456 Vgl. BNetzA, Beschluss vom 27. Mérz 2012, BK7-11-002.

457 Fur eine ausfiihrliche Beschreibung vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 269 f.

458 Vgl. BNetzA, Beschluss vom 27. Mérz 2012, BK7-11-044.

459 Vgl. BNetzA, Beschluss vom 23. August 2011, BK7-11-003.

460 Vgl. GASPOOL, http://www.gaspool.de/438.html; NCG, http://www.net-connect-germany.de/cps/rde/
xchg/SID-95541194-90C845E9/ncg/hs.xsl/2752 . htm.
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gen auf der Angebotsseite konnen fiir den Fall unzureichender Liquiditit am GroBhan-
delsmarkt Produkte auch langfristig kontrahiert werden. Sofern der Gasbedarf nicht
durch Standardprodukte abgedeckt werden kann, soll auf nicht standardisierte Regel-
energieprodukte zuriickgegriffen werden. Dabei soll regelmiBig iiberpriift werden, wie
grof} der kurzfristige Bedarf an standardisierten Kurzfristprodukten ist bzw. inwieweit
zusitzlicher Bedarf an standardisierten und nicht standardisierten Langfristprodukten
besteht.

444. Die Monopolkommission begriiit zunichst ausdriicklich die Harmonisierung natio-
naler und europédischer Regulierungsvorschriften. Die seitens der Bundesnetzagentur
konzipierten Festlegungen zu Bilanzierungsregelungen, Kapazititsregelungen und Auk-
tionsverfahren, fiir einheitliche Standards bei Geschéftsprozessen und beim Datenaus-
tausch sowie zum Konvertierungsentgeltsystem diirften die filir eine Marktintegration
auf europdischer Ebene notwendigen institutionellen Rahmenbedingungen merklich ver-
bessern und zum Teil bereits zeitnah umsetzbar sein.*'

Die Monopolkommission schlieBt sich der Argumentation der Bundesnetzagentur zu
den Startpreisen von Day-ahead-Auktionen an. So ist durch die Anderung zu erwarten,
dass der plattformbasierte Handel zukiinftig effizienter verlduft. Ebenso sollte dadurch
sichergestellt werden, dass nicht mehr freie Kapazititen, sondern renominierte bzw. zu-
riickgegebene Transportkapazititen in Auktionsverfahren vermarktet werden. Positiv
bewertet die Monopolkommission die ausgearbeitete Festlegung zum qualitétsiibergrei-
fenden Handel von L-Gas und H-Gas. So diirfte vor allem mit Blick auf die zukiinftig
erheblich dezimierten Importmengen von L-Gas aus den Niederlanden eine vorerst prak-
tikable Losung mit der Festlegung von Konvertierungsentgelten bzw. -umlagen einer-
seits sowie von umfassenden Berichtspflichten andererseits gefunden worden sein. Als
positiv erachtet die Monopolkommission auflerdem die Absetzung der Toleranzgrenze
bei RLM-Entnahmestellen angesichts der Tatsache, dass damit eine bereits nicht mehr
zur Anwendung kommende Ausnahmeregelung abgeschafft wird, was zu mehr Strin-
genz und Transparenz bei den Regulierungsvorschriften fithren sollte. Neutral bewertet
die Monopolkommission die Wiedereinfiihrung eines Entgeltes fiir eine Transmission
von Erdgas zwischen zwei Bilanzkreisen am VHP innerhalb eines Marktgebietes. Nach
Auffassung der Monopolkommission sollte seitens der Bundesnetzagentur eine Priifung
vorgenommen werden, inwieweit die Berechnungsmethodologie des Entgeltes mit den
Leitlinien des Netzkodex TAR (vgl. Abschnitt 4.3.2.2) vereinbar sein wird; eine entspre-
chende Adjustierung wire gegebenenfalls vorzunehmen.

Als auBerordentlich begriilenswert bewertet die Monopolkommission die konstruktive
Zusammenarbeit der Marktgebietsverantwortlichen, der Fernleitungsnetzbetreiber und
der Bundesnetzagentur bei der Erstellung eines Konzeptes zur Beschaffung von Regel-
energie angelehnt an die europdischen Regulierungsvorschriften. Auf dieser Grundlage
konnte ein wichtiger Schritt in Richtung Marktintegration und -harmonisierung gemacht
werden. Gleichwohl ist derzeit noch nicht abzusehen, welche vorgeschlagenen Maf3nah-
men das Konzept schlussendlich enthilt und wie es sich in der Praxis bewdhren wird.

461 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 191 f.
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4.3.1.2 Entwicklungen in Europa

445. Auf europdischer Ebene verstetigt sich die Marktintegration. Sowohl beim Handel
von Gasprodukten wie bei demjenigen von Kapazititsrechten haben sich seit dem letz-
ten Energie-Sondergutachten einige Anderungen auf dem européischen Gasmarkt erge-
ben. So konnen seit dem 1. April 2013 auf der von einem aus derzeit 20 Fernleitungs-
netzbetreibern bestehenden Konsortium betriebenen Handelsplattform “PRISMA Euro-
pean Capacity Platform* Kapazititsrechte fiir den pan-europdischen Gastransport via
Gasfernleitungs- und verteilnetze gehandelt werden.*** Seit dem 29. Mai 2013 bieten die
beiden Borsen EEX und Powernext den Handel von Gasprodukten auf der gemeinsamen
Handelsplattform ,,Pan-European Gas Cooperation* (PEGAS) an.*®

446. Die Bewirtschaftung von Engpdssen bei grenz- bzw. marktgebietsiiberschreitenden
Transmissionen von Erdgas an Netzpunkten zwischen Deutschland und seinen westeu-
ropdischen Anrainerstaaten*® ist seit April dieses Jahres mittels des Handels von Kapa-
zitdtsrechten auf der Handelsplattform PRISMA moglich. Wahrend es zuvor drei paral-
lel existierende Handelsplattformen gab*®, sollen zukiinftig alle Transaktionen im Be-
reich der Transportkapazititen auf PRISMA vorgenommen werden. Orientiert am Netz-
kodex Capacity Allocation Mechanism (NC CAM)** sollen durch die Konsolidierung
der Handelsplattformen sowohl die Transaktionskosten gesenkt als auch ein diskriminie-
rungsfreier Zugang zu den bestehenden Fernleitungs- und Verteilnetzen fiir Gashindler
wie Fernleitungsnetzbetreiber geschaffen werden. Neben der Nutzung einer gemeinsa-
men, landeriibergreifenden Handelsplattform und dem Abbau von Informations-
asymmetrien durch die Versorgung aller Marktteilnehmer mit derselben Informations-
menge werden Auktionen fiir Day-ahead-, Monthly-ahead-, quartalsbezogene sowie jah-
resbezogene Kapazititen angeboten. Je nach Handelszweck ist zwischen zwei Handels-
plattformen zu differenzieren. So ist der Handel von festen und unterbrechbaren, gebiin-
delten und ungebiindelten Transportkapazititen an Grenz- und Marktiibergangspunkten
in der Handelsplattform TRAC-X primary vorzunehmen. Die Abwicklung der Transak-
tionen erfolgt iberwiegend in Auktionsverfahren*?’, ist aber subsidiér gegeniiber lander-
spezifischen Regulierungsvorgaben. In Deutschland werden z.B. Kapazititsbuchungen
nach dem Prinzip ,,first-come-first-served* vollzogen, weshalb Auktionsverfahren hier
tendenziell nicht zur Anwendung kommen. Der Handel bereits gebuchter Transportka-
pazitéten ist hingegen in der Handelsplattform TRAC-X secondary zu téitigen. Hierbei
stehen vier Verfahren zur Auswahl. Neben dem konventionellen Auktionsverfahren, bei
dem der Hochstbietende den Zuschlag fiir die Transportkapazitét erhélt, und der Option
eines Sofortkaufs bei vorheriger Festlegung des Festpreises, gibt es die Optionen eines
anonymisierten Angebotsverfahrens, bei dem der Anbieter aus den Geboten auf die von

462 Vgl. https://corporate.prisma-capacity.eu/web/start/ sowie https://secondary.prisma-capacity.eu/pris-
ma/index.do.

463 Vgl. http://www.pegas-trading.com/en/.

464 Osterreich, Dianemark, Frankreich, Italien, Belgien und die Niederlande.

465 Bislang wurden grenz- bzw. marktiiberschreitende Transmissionen von Erdgas jeweils tiber die Platt-
formen Capsquare, Link4Hubs und TRAC-X vorgenommen. Aus der Fusion dieser drei Plattformen
ging PRISMA hervor.

466 Vgl. Tz. 451.

467 Die Fernleitungsnetzbetreiber sind zudem verpflichtet, mindestens einmal jahrlich Auktionsverfahren
unter Beteiligung der tatsdchlichen und potenziellen Auktionsteilnehmer zu evaluieren; vgl. BNetzA,
Beschliisse vom 24. Februar 2011, BK7-10-001, und vom 31. Oktober 2012, BK7-12-201.
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ithm anonymisiert abgegebenen Offerten wihlen kann, sowie eines Gesuchverfahrens,
bei dem der Nachfrager aus den Offerten der Anbieter auf die von ihm gestellte Suchan-
frage wihlen kann.

447. Der Handel von Transportkapazititen geht oftmals mit dem Handel von Erdgas
einher. Im Rahmen einer Kooperation der beiden Borsen fiir Erdgas, der EEX und Po-
wernext, werden seit Mai dieses Jahres die Gasprodukte beider Borsen auf der gemein-
samen pan-europdischen Handelsplattform PEGAS angeboten. Im Gegensatz zu PRIS-
MA umfasst das Einzugsgebiet nur Deutschland, Frankreich und die Niederlande. Zu-
dem resultiert PEGAS nicht aus einer Fusion, da sowohl EEX wie auch Powernext wei-
terhin eigenstindig bleiben und ihre Gasprodukte separat voneinander anbieten.*®
Gleichwohl wird durch PEGAS ein Zugang zu allen Spot- und Terminmérkten gewahrt,
auf denen gemeinsame Spreadprodukte der einbezogenen Marktgebiete (NCG/TTEF,
PEG Nord/TTF, GASPOOL/NCG, PEG Sid/PEG Nord, GASPOOL/TTF und PEG
Nord/NCG) gehandelt werden konnen, welche die Preisunterschiede der Produkte auf
beiden Borsen erfassen. Das Clearing und die Abwicklung der Transaktionen werden
von der European Commodity Clearing AG (ECC) iibernommen.

448. Die Monopolkommission begrii3t die Einfithrung von PRISMA und PEGAS aus-
driicklich, da beide Marktplattformen eine Verkniipfung europdischer Gasmaérkte for-
dern. Insbesondere die Neuregelung des Handels mit Kapazitdtsrechten in einem Ein-
zugsgebiet, das nahezu alle mitteleuropédischen Lénder umfasst, kann wichtige Weichen
hinsichtlich einer Marktharmonisierung unter Berilicksichtigung ldnder- bzw. marktge-
bietsspezifischer Charakteristika stellen. Die Monopolkommission spricht sich daher
dafiir aus, dass der Handel mit Kapazitdtsrechten auf weitere europdische Marktgebiete
— konform mit den Vorstellungen des Council of European Energy Regulators (CEER)
iiber einen integrierten und wettbewerblichen Gasmarkt*® — ausgeweitet wird. Dies be-
trafe z.B. auch die Marktgebiete PEG Nord und PEG Siid, deren Kapazititsmechanis-
mus seit dem 1. Juli 2011 durch ein Gas Target Model der GRTgaz und Powernext gere-
gelt wird.*”" Weitere Potenziale sollten auch beim Borsenhandel von Erdgas geschopft
werden, um einen effizienten Handel zu gewihrleisten. So wire eine zeitnahe Aktivie-
rung aller von der EEX angebotenen Gasprodukte auf PEGAS zu begriiBen.*”! Hiervon
abhingig wiren wiederum Erwégungen in Bezug auf eine Einstellung des eigensténdi-
gen Gashandels der EEX und Powernext auf lange Frist, obwohl erst durch die Eigen-
standigkeit beider Borsen Spreadprodukte, welche insbesondere flir die Terminmaérkte
und damit fiir das Handelsvolumen von Relevanz sind, gehandelt werden konnen.

468 So betreibt die EEX weiterhin einen Spot- und Terminmarkt fiir die deutschen Marktgebiete GAS-
POOL und NCG, wihrend Powernext den Erdgashandel fiir Marktgebiete in Frankreich und den Nie-
derlanden iibernimmt.

469 Vgl. CEER, Vision for a European Gas Target Model, Conclusions Paper, Ref: C11-GWG-82-03,
1. Dezember 2011.

470 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 284 f. Seit Einfilhrung des Gas Target
Models sind z.B. die festen Day-ahead-Kapazititen von 10 GWh/Tag auf 15 GWh/Tag angestiegen;
vgl. http://www.grtgaz.com/fileadmin/clients/fournisseurs/documents/en/15_more_about market cou-
pling_02012013.pdf; EDF, Moving Toward the Gas Target Model: What Role Could Market Coupling
Play?, UNECE Gas Centre Task Force Group (Briissel), Prisentation vom 11. Dezember 2012, S. 14.

471 Wihrend bereits alle Gasprodukte von Powernext via PEGAS gehandelt werden koénnen, erfolgt der-
zeit eine sukzessive Aktivierung der Gasprodukte von EEX; vgl. PEGAS, PEGAS erfolgreich gestar-
tet, Pressemitteilung vom 29. Mai 2013.
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4.3.2 Harmonisierung des europdischen Rechtsrahmens fiir Erdgas

449. Fiir eine Harmonisierung der europdischen Gasmirkte bedarf es ebenfalls einheitli-
cher Rahmenbedingungen bei den rechtlichen Vorgaben. Das am 3. Mérz 2011 in Kraft
getretene dritte Energiebinnenmarktpaket sieht ein dynamisches, vielschichtiges System
zur Konzipierung und Implementierung EU-weit verbindlicher Vorgaben, sog. Netzko-
dizes, vor.*”? Danach legt die Europiische Kommission die strategischen Ziele sowie die
priorisierenden MaBBnahmen fest und iiberarbeitet diese jahrlich. Fiir den Bereich Gas
konsultiert sie insbesondere vorab die Agentur fiir die Zusammenarbeit der Energieregu-
lierungsbehdrden (ACER) und das Europdische Netz der Gasfernleitungsnetzbetreiber
(ENTSO-G). Nach Festlegung der Prioritdtenliste durch die Europédische Kommission
hat ACER binnen sechs Monaten eine unverbindliche Liste mit Leitlinien fiir die Konzi-
pierung der Netzkodizes zu erstellen. Die Liste mit den Leitlinien wird im Anschluss
der Europdischen Kommission vorgelegt, die diese nach entsprechender Priifung an
ENTSO-G weitergibt. ENTSO-G hat daraufhin binnen eines Jahres eine Vorlage fiir
einen Netzkodex zu verfassen und diese nach Fertigstellung wiederum ACER zur Prii-
fung vorzulegen. Sofern der erstellte Netzkodex den von ACER ausgearbeiteten Leitli-
nien entspricht und mit dem dritten Energiepaket konform ist, wird die Vorlage zum
Netzkodex der Europdischen Kommission mit der Empfehlung zur Annahme zur Ver-
rechtlichung in einem Komitologie- Verfahren {ibermittelt. Derzeit werden vier Netzko-
dizes erarbeitet.*”® Dariiber hinaus ist am 28. Dezember 2011 eine Verordnung zur Stei-
gerung der Markttransparenz und zur Bekdmpfung von Insiderhandel und Marktmanipu-
lation auf dem europdischen Energiegrofhandelsmarkt in Kraft getreten (vgl. Abschnitt
2.3).

4.3.2.1 Empfehlungen zum Verfahren fiir das Engpassmanagement (CMP)

450. In Bezug auf die Asymmetrie zwischen gebuchten und tatsidchlich in Anspruch ge-
nommenen Transportkapazitéten sowie den sich daraus mitunter ergebenden Kapazitéts-
engpdssen hat die Europdische Kommission am 24. August 2012 die Neuregelung
,,Congestion Management Procedures* (CMP) verabschiedet.*” Mit diesen Neuregelun-
gen soll zusitzlich zu den derzeit erarbeiteten Leitlinien betreffend die Verfahren zur
Kapazititsallokation (Capacity Allocation Mechanism, CAM) der besonderen Proble-
matik des hdufig eingeschriankten Zugangs zu Kapazititen an Marktgebietsgrenzen
Rechnung getragen werden. Ziel ist es, sowohl auf der Nachfrage- als auch auf der An-
gebotsseite Anreize fiir eine effiziente Nutzung der Transportkapazititen an den Markt-
gebietsgrenzen zu schaffen und damit die Funktionsfahigkeit integrierter Gasmérkte in
der EU sicherzustellen. Eine Empfehlung zur Vermeidung von Engpéssen dient der Stei-
gerung der Kapazititsverfiigbarkeit. Demnach konnte eine exaktere Kapazitdtsberech-
nung, orientiert an Laufzeiten und technisch bedeutsamen Indikatoren, die Kurzfristpro-
gnose verbessern und das Angebot erhohen, ebenso wie dies die Ausweisung eines (ver-

472 Vgl. EU-Kommission, http://ec.europa.eu/energy/gas_electricity/codes/codes de.htm.

473 Fiir eine graphische Ubersicht zu den Entwicklungsprozess der jeweiligen Kodizes, vgl. EU-Kommis-
sion, Dreijahresplan Gas, 6. Juni 2013, http://ec.curopa.cu/energy/gas_electricity/codes/doc/20130606
_3years_gas_april.pdf.

474 Vgl. Beschluss der Kommission vom 24. August 2012 zur Anderung von Anhang I der Verordnung
(EG) Nr. 715/2009 iiber die Bedingungen fiir den Zugang zu den Erdgasfernleitungsnetzen, ABl. EU
Nr. L231 vom 28. August 2012, S. 16.
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pflichtenden oder anreizgetriebenen) Uberangebotes an Kapazititen durch die Fernlei-
tungsnetzbetreiber tite. Eine weitere Empfehlung sieht vor, dass die Fernleitungsnetzbe-
treiber gebuchte, aber ungenutzte Kapazititen im Falle eines Engpasses von den Netz-
nutzern zurlickkaufen konnen. Auch eine Kapazititsriickgabe seitens der Netznutzer
und der Entzug systematisch ungenutzter Kapazititen gemil dem Prinzip ,,use-it-or-
lose-it* werden thematisiert. Um kurzfristig die Auslastung der Kapazititen effizient zu
gestalten, wird aullerdem eine Beschrinkung der Renominierungsrechte bei festen Day-
ahead-Kapazititen in Abhingigkeit von der gebuchten Kapazititsmenge vorgeschlagen.

4.3.2.2 Netzkodizes

451. Die ausgearbeiteten Empfehlungen zu den CMP sind als Ergédnzung zum Netzko-
dex CAM zu sehen. Die verfolgten Ziele des CAM stimmen mit denen der CMP iiber-
ein.*”” Die aktuell ausgearbeitete Fassung von ACER respektive ENTSO-G sieht unter
anderem vor, dass sich der geografische Geltungsbereich des CAM auf die Kapazititen
an Marktgebietsgrenzen der EU-Mitgliedstaaten beziehen soll, wobei gleichwohl fiir
Nichtmitgliedstaaten die Option einer Adaption des Netzkodexes offengelassen werden
soll. Dabei gelten die Leitlinien des Netzkodex CAM explizit nur fiir registrierte Netz-
werknutzer, d.h. fiir Marktteilnehmer, die einen giiltigen Vertrag mit einem Fernleitungs-
netzbetreiber besitzen. Gehandelt werden sollen vornehmlich gebiindelte sowie standar-
disierte Kapazititen, und zwar auf einer einzigen europdischen Handelsplattform mit ei-
nem Markt fiir Primér- sowie Sekundirkapazititen innerhalb des Geltungsbereichs. Die
Allokation der Kapazititen soll nach dem CAM iiberwiegend in Auktionen vollzogen
werden. Andere Allokationsverfahren, bedingt durch ldnderspezifische Vorgaben, wie
z.B. das bis dato in Deutschland auf der Handelsplattform TRAC-X primary praktizierte
Prinzip ,,first-come-first-served®, sollen zukiinftig nur noch fiir Intraday-Allokationen
zur Anwendung kommen. Bei einem technischen Ungleichgewicht zwischen zwei Netz-
systemen an einer Marktgebietsgrenze soll den Fernleitungsnetzbetreibern aulerdem zu-
kiinftig gestattet werden, mit einer Vorlaufzeit von nunmehr bis zu fiinf Jahren gebiin-
delte Kapazitdten als ungebiindelte Kapazititen in Auktionsverfahren zu verdufern, um
fiir die Behebung des technischen Ungleichgewichtes einen ausreichend langen Zeitkor-
ridor zu gewéhren und damit die Wahrscheinlichkeit einer Gastransmission mit unge-
biindelten Kapazititen zu senken. Hieran ankniipfend sollen Pufferkapazititen bereitge-
stellt werden, welche dem Markt vor der Durchfiihrung von Auktionsverfahren a priori
entzogen werden und bei Engpissen zum Einsatz kommen kénnten. Aufgrund des Um-
fangs und der Komplexitdt der umzusetzenden MaBBnahmen soll der CAM nach Emp-
fehlung von ENTSO-G friihestens 27 Monate nach dem Ver6ffentlichungszeitpunkt des
CAM in Kraft treten.

452. Der Netzkodex Bilanzierung (Balancing, BAL)*® soll EU-weit einheitliche Rah-
menleitlinien zur Bilanzierung der Ausgleichsenergie, d.h. des tdglichen Bedarfs an Erd-
gas zur Deckung der Residualmenge zwischen tatsédchlichem und prognostiziertem Gas-

475 Vgl. ENTSO-G, Summary of ENTSOG Positions on CAM NC, EGM404-12, 15. Januar 2013, sowie
ACER, Framework Guidelines on Capacity Allocation Mechanisms for the European Gas Transmis-
sion Network, FG-2011-G-001, 3. August 2011.

476 Vgl. ENTSO-G, Network Code on Gas Balancing of Transmission Networks, Balancing Network
Code BAL500-13, 21. Februar 2013, sowie ACER, Framework Guidelines on Gas Balancing in
Transmission Systems, FG-2011-G-002, 18. Oktober 2011.

226



verbrauch eines Bilanzkreises, festlegen. Eine Ursache fiir die Implementierung des
Netzkodex BAL liegt in der bis dato vorherrschenden Heterogenitdt der Gasmérkte, die
den Fernleitungsnetzbetreibern immer noch die Mdglichkeit ldsst, Netznutzer unzurei-
chend mit Marktinformationen zu versorgen und ihnen den Zugang zu GroBhandels-
mérkten zur Deckung des Bedarfs an Ausgleichsenergie artifiziell zu erschweren. Die
Folge sind steigende Ausgleichsentgelte, welche die Netznutzer an die Fernleitungsnetz-
betreiber zu entrichten haben. Dass die Fernleitungsnetzbetreiber groftenteils flir den
Netzausgleich verantwortlich sind und auf Basis langfristiger Vertrage iiber ausreichend
Kapazititsreserven verfiigen, die dem Markt bereits vorab entzogen wurden, erhoht zu-
satzlich ihre Marktmacht. Um dieser Entwicklung entgegenzuwirken, soll unter ande-
rem eine Tagesbilanzierung eingefiihrt werden. Diese sieht vor, alle Ein- und Ausspei-
sungen eines Bilanzkreises pro Bilanzierungsperiode bzw. Gastag zu saldieren und zu
verrechnen. Untertéigige Anreize zur Uberschreitung der Toleranzgrenzen bei Ein- und
Ausspeisungen durch die Netznutzer, die in der Folge zu Mehrkosten fiir den Bilanz-
kreisverantwortlichen, in aller Regel ein Fernleitungsnetzbetreiber, fiihren, werden ex-
plizit nicht unterbunden. Zur Gewahrleistung einer ausreichenden Informationsversor-
gung der Netznutzer soll ein einheitlicher Mindeststandard an Quantitdt und Qualitét der
Datentibermittlung festgelegt werden. Es ist geplant, dass gemessene Daten (RLM) min-
destens zweimal tdglich und prognostizierte Daten (SLP) mindestens einmal tdglich
iibermittelt werden sollen. Die Regelenergie soll der Fernleitungsnetzbetreiber grofiten-
teils kurzfristig und in standardisierter Form am GroB3handelsmarkt beschaffen, um nicht
von eigenen Kapazititsreserven zu profitieren und um die Ausgleichsentgelte auf eine
marktkonforme Kostenbasis zu stellen. Die Ermittlung der Ausgleichsentgelte soll sich
nach den Grenzkosten der jeweiligen Marktgebietsverantwortlichen fiir die Beschaffung
der Regelenergie richten. Hierzu soll ein gewichteter Durchschnitt der Regelenergieprei-
se von Kéufen und Verkdufen unter Einschluss von Zu- bzw. Abschlidgen ermittelt wer-
den.

453. Mit dem Netzkodex zur Interoperabilitit (Interoperability, 10) sollen Rahmenleitli-
nien zur Verkniipfung der europidischen Gasfernleitungsnetze erstellt werden.*”” Hierbei
stehen insbesondere detaillierte Vorgaben zur technischen Umsetzung der 10 sowie zum
Datenaustausch zwischen Fernleitungsnetzbetreibern im Vordergrund. Ziel des Netzko-
dexes 10O ist es, sowohl den Gashandel als auch den Gastransport durch die Fernlei-
tungsnetze im Hinblick auf eine effizientere Marktintegration zu férdern und den grenz-
iiberschreitenden Handel sowie die Marktliquiditdt jeweils auf beiden Seiten der Markt-
gebietsgrenze zu steigern. Hierzu werden unter anderem Netzkopplungsvertrage mit ein-
heitlichen Vorgaben zum Matchingprozess bei Gastransmissionen iiber Marktgebiets-
grenzen sowie Standards zur Messung der transferierten Gasquantitit und -qualitét be-
schrieben. Der Datenaustausch aller Marktakteure soll dahin gehend europaweit verein-
heitlicht werden, dass nicht mehr wie bislang iiblich per E-Mail, sondern mittels eines
Protokollsystems kommuniziert wird. Dies betrdfe den Informationsaustausch der Fern-
leitungsnetzbetreiber, der Betreiber von Verteilnetzen, der Betreiber von Gasspeichern,
der Héndler und der Industriekunden gleichermaflen. Die mit den Vorgaben verbunde-
nen Kosten wiirden auf die Fernleitungsnetzbetreiber entfallen, die diese durch eine Er-

477 Vgl. ENTSO-G, Draft Network Code on Interoperability and Data Exchange Rules, INT0352, 27.
Februar 2013; Supporting Document for Public Consultation draft Network Code on Interoperability
and Data Exchange Rules, INT0367, 27. Februar 2013.
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hebung von Gebiihren auf die Netznutzer iiberwélzen konnen sollen. Die Priifung der
anfallenden Kosten samt den erhobenen Gebiihren soll den nationalen Regulierungsbe-
horden obliegen.

454. EU-weit geltende Rahmenleitlinien fiir die Erhebung von Gebiihren, wie sie z.B.
bei der Umsetzung des Netzkodex 10 notwendig sind, werden im Netzkodex Tarife (Ta-
riffs, TAR) konzipiert.”® Dabei sollen weniger konkrete Vorgaben zu einer Berech-
nungsmethodologie fiir Gebiihren spezifiziert werden als vielmehr zentrale (Mindest-)
Anforderungen an eine solche Berechnungsmethode fiir Gebiihren, welche im Zuge der
Nutzung von Transmissionsdienstleistungen an den Marktgebietsgrenzen durch die
Netznutzer an die Fernleitungsnetzbetreiber zu entrichten sind. Vorrangiges Ziel von
TAR ist es, einen einheitlichen, transparenten sowie kostenorientierten Gebiihrenrahmen
fiir Gastransmissionen in Europa zu schaffen, der weder Netznutzer diskriminiert noch
den grenziiberschreitenden Handel bzw. Wettbewerb konterkariert. So ist unter anderem
geplant, die Gebiihren differenziert nach Ein- und Ausspeisepunkt separat und nicht
pauschal kontraktbezogen zu erheben. Inhdrent hierzu soll sich die Bemessung der Ge-
biihren fiir unterbrechbare Kapazititen zukiinftig ausschlielich an der Wahrscheinlich-
keit bzw. am Risiko einer Unterbrechung orientieren. An die Berechnungsmethode fiir
Gebiihren von Transportkontrakten mit uniiblichen Laufzeiten sind z.B. zugleich trans-
parente MaBstébe anzulegen. Die Gebiihren sollen dabei stets in der Hohe ermittelt wer-
den, dass ausreichend Anreize sowohl fiir einen Gashandel in der kurzen Frist wie auch
fiir Investitionen in der langen Frist gesetzt werden.

4.3.2.3 Fazit: Implementierung einheitlicher europdischer Regulierungsvorschriften
forcieren

455. Die Monopolkommission begriilt ausdriicklich die Empfehlungen zum Engpass-
management und zu den Netzkodizes, da diese zur Marktintegration europdischer Gas-
markte in dreierlei Hinsicht entscheidend beitragen konnen. Erstens werden einheitlich
geltende Regulierungsvorschriften fiir die Marktakteure auf den Gasmérkten geschaffen,
welche den Aufbau der fiir eine erfolgreiche und sinnvolle Verstetigung der Marktinte-
gration notwendigen institutionellen Rahmenbedingungen substanziell unterstiitzen kon-
nen. Zweitens werden gegenwdrtig zentrale Marktprobleme erfasst und Losungsvor-
schldge unter Mitwirkung aller entscheidenden Marktakteure erarbeitet. Drittens werden
durch die MaBnahmen der Wettbewerb in den Gasmirkten nachhaltig gefordert und
wohlfahrtsfordernde Impulse induziert werden. Gleichwohl bleibt abzuwarten, welche
Vorgaben bzw. Rahmenleitlinien in welchem Ausmall schlussendlich in Kraft treten
werden. Des Weiteren sollte allen Beteiligten deutlich sein, dass die derzeit erarbeiteten
Richtlinien einem dynamischen Prozess unterliegen und stets an die Marktgegebenhei-
ten angepasst werden miissen. Bei den bisherigen Empfehlungen sieht die Monopol-
kommission in Teilen Verbesserungspotenziale bislang ungenutzt. So kénnte unter ande-
rem in den Netzkodex CAM mit aufgenommen werden, wie eine effiziente Transmissi-
on an den Marktgebietsgrenzen zwischen einem EU-Mitgliedstaat und einem Nichtmit-
gliedstaat gefordert werden kann. Bei der Bilanzierung konnte dariiber nachgedacht
werden, inwieweit eine kostenverursachungsgerechte Zuordnung der Ausgleichsentgelte
durch eine Gruppierung der Netznutzer praktikabel ist; die Saldierung fiihrt zu einer

478 Vgl. ACER, Draft Framework Guidelines on rules regarding harmonised transmission tariff structures
for gas, 16. April 2013.
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pauschalen Uberwilzung der entstehenden Kosten bzw. Gebiihren auf alle Netznutzer,
was unmittelbar mit negativen externen Effekten verbunden ist. Bei der im Netzkodex
10 vorgesehenen Vereinheitlichung der Datentransfersysteme konnte es womdglich zeit-
liche Probleme mit einer rechtzeitigen Umsetzung geben. So ist durchaus vorstellbar,
dass der Netzkodex IO bereits in diesem Jahr verabschiedet wird und spatestens 2015 in
Kraft tritt, wihrend die Umsetzung bis dahin noch nicht abgeschlossen ist. Eine Einrdu-
mung von anreizkompatiblen Ubergangsfristen konnte hier Abhilfe schaffen. Analog
zum Netzkodex CAM sollte auch im Netzkodex TAR vermerkt werden, wie die Gebiih-
ren bei Transmissionen zwischen Mitgliedstaaten und Nichtmitgliedstaaten zu quantifi-
zieren sind, wenn eine Adaption des Netzkodex durch den Nichtmitgliedstaat ausbleibt.

4.4 Wettbewerbsprobleme bei Konzessionsabgaben und Konzessionsvergabe

456. Voraussetzung fiir den Betrieb von Strom- und Gasnetzen zur Versorgung der All-
gemeinheit ist die Erlaubnis der jeweiligen Gemeinde, ihre 6ffentlichen Verkehrswege
fiir die Verlegung und den Betrieb von Leitungen zu nutzen. Dieses Wegenutzungsrecht,
das auch als (Netz-)Konzession bezeichnet wird, hat die Gemeinde gemill § 46 EnWG
diskriminierungsfrei zur Verfiigung zu stellen. Die Laufzeit eines Wegenutzungsvertrags
betragt gemill § 46 Abs. 2 EnWG maximal 20 Jahre. Ziel des Gesetzes ist es insoweit,
einen fairen Wettbewerb um die Netze zu gewéhrleisten und einer Erstarrung der Versor-
gungsstrukturen vorzubeugen. Gerade kommunale ,,Ewigkeitsrechte®, d.h. das dauerhaf-
te und unangefochtene Recht der Kommunen auf den Netzbetrieb durch kommunale
Unternehmen, sollen verhindert werden.*”

Als Gegenleistung fiir die Ubertragung des Wegenutzungsrechts erhilt die Gemeinde ge-
mil § 48 EnWG eine Konzessionsabgabe vom Berechtigen. In der Konzessionsabga-
benverordnung (KAV) werden die Konzessionsabgaben fiir verschiedene Kundengrup-
pen und Energietrager festgelegt; die Hohe der jeweiligen Abgaben ist bei einer maxi-
malen Hohe gedeckelt. Die Bestimmung des § 46 Abs. 3 EnWG enthilt Anforderungen
an das Verfahren, an dessen Ende der Vertrag liber das Wegenutzungsrecht steht, sowie
an die Kriterien, die bei der Auswahlentscheidung zu beriicksichtigen sind. So regelt
§ 46 Abs. 3 S. 1 bis 4 und 6 EnWG gewisse Veroffentlichungspflichten der Gemeinde.
§ 46 Abs. 3 S. 5 EnWG bestimmt, dass die Gemeinde bei der Auswahl des Unternch-
mens, das die Konzession erhalten soll, den Zielen des § 1 EnWG verpflichtet ist. Dies
bedeutet, dass eine moglichst sichere, preisgiinstige, verbraucherfreundliche, effiziente
und umweltvertragliche leitungsgebundene Versorgung der Allgemeinheit mit Elektrizi-
tat und Gas, die zunehmend auf erneuerbaren Energien beruht, anzustreben ist.

Seit 2005 ist mit dem Wegenutzungsrecht nicht mehr das ausschlieBliche Recht des
Netzbetreibers zur Versorgung der Endkunden im jeweiligen Gemeindegebiet verbun-
den. Vielmehr berechtigt die Konzession nur noch zum Netzbetrieb, wobei der Netzbe-
treiber zur Durchleitung verpflichtet ist und dafiir regulierte Netzentgelte erheben kann.
Dagegen regelt § 36 Abs. 1 EnWG, wer Grundversorger ist: das Energieversorgungsun-
ternehmen, das die meisten Haushaltskunden in einem Netzgebiet der allgemeinen Ver-
sorgung beliefert.

479 Vgl. Bundesregierung, Entwurf eines Gesetzes zur Neuregelung des Energiewirtschaftsrechts, BT-Drs.
13/7274 vom 23. Mirz 1997, S. 21.
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457.Im Umfeld der Ubertragung von Wegenutzungsrechten ist in den letzten Jahren
eine Reihe von Problemen aufgetreten, die auch Auswirkungen auf die Entwicklung des
Wettbewerbs um den Netzbetrieb entfalten. Dies ist von besonderer Bedeutung vor dem
Hintergrund, dass gegenwiértig sowie in den kommenden Jahren viele alte Konzessions-
vertrdge enden und neu vergeben werden miissen. Bedeutsame Problemfelder betreffen
unter anderem die zuldssige Hohe von Konzessionsabgaben, die Ausgestaltung des Aus-
wahlprozesses seitens der Gemeinde sowie die Frage der zuldssigen Auswahlkriterien,
die Uberlassung von Netzen an den Neukonzessionir durch den vorherigen Inhaber der
Wegenutzungsrechte sowie den adiquaten EntgeltmaBstab beim Ubergang der Netze auf
den Neukonzessionir.

4.4.1 Wettbewerbsrechtliche Aspekte der Hohe der Konzessionsabgabe

458. Die zuldssige Hohe von Konzessionsabgaben hat das Bundeskartellamt in mehre-
ren Missbrauchsverfahren in den Jahren 2009 und 2010 untersucht. Eine Reihe von Ver-
fahren hat das Amt mit Zusagenentscheidungen nach § 32b GWB abgeschlossen, in
dem Verfahren GAG Gasversorgung Ahrensburg erging eine Entscheidung geméil § 32
GWB auf Grundlage von § 19 Abs. 1, Abs. 4 Nr. | GWB wegen missbriuchlich tiber-
hohter Konzessionsabgaben.**® Die Monopolkommission hat hierzu in ihrem letzten
Energie-Sondergutachten Stellung genommen.*!

459. Inzwischen wurde die Verfiigung sowohl vom Oberlandesgericht Diisseldorf als
auch vom Bundesgerichtshof bestétigt.** Von besonderem Interesse sind die Ausfithrun-
gen des Bundesgerichtshofes zur Zusténdigkeitsverteilung zwischen Kartell- und Regu-
lierungsbehdrden bei der Missbrauchsaufsicht {iber Netzbetreiber. Hiernach kdnnen sich
kartellrechtliche Maflnahmen, die den Missbrauch des kommunalen Wegerechts betref-
fen, zumindest dann gegen den Netzbetreiber richten, wenn er eine wirtschaftliche Ein-
heit mit der — auf dem Markt fiir die entgeltliche Gestattung der Wegenutzungsrechte
marktbeherrschenden — Gemeinde bildet. Zudem stellt der Bundesgerichtshof klar, dass
es bei der fiir die Hochstsdtze der Konzessionsabgaben bei Gaslieferungen malBgebli-
chen Abgrenzung von Tarifkunden und Sondervertragskunden nach § 1 Abs. 3 und 4
KAV nicht auf das tatsdchliche Abnahmeverhalten, sondern auf die vertragliche Ausge-
staltung des Lieferverhédltnisses ankommt. Letztere ist auch bei einer Durchleitung fiir
die Hochstsdtze der Konzessionsabgaben mafBigeblich, selbst wenn der Netzbetreiber den
eigenen grundversorgungsberechtigten Gaskunden keine Sonderkundenvertridge anbie-
tet.

460. Die Monopolkommission begriifit, dass missbrauchliches Verhalten der Kommunen
im Zusammenhang mit der Erhebung von Konzessionsabgaben stringent verfolgt wird.
Wettbewerbsbehinderungen zulasten der Verbraucher, die letztlich die {iberhohte Kon-
zessionsabgabe zahlen miissen, diirfen nicht geduldet werden. Der angesprochene Fall
macht zugleich deutlich, dass die Moglichkeit eines Energieversorgungsunternechmens,
die niedrigere Konzessionsabgabe fiir Sondervertragskunden anzubieten, einen bedeu-
tenden Wettbewerbsvorteil darstellt. Der Energieversorger kann in diesem Fall seinen
Preis entsprechend senken, was sein Angebot aus Sicht des Endkunden unmittelbar at-

480 Vgl. BKartA, Beschluss vom 16. September 2009, B10-11/09.

481 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 36 ff.

482 Vgl. OLG Diisseldorf, Beschluss vom 19. Oktober 2011, VI-3 Kart 1/11 (V); BGH, Beschluss vom
6. November 2012, KVR 54/11.
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traktiver erscheinen ldsst. Die Bestimmungen des § 1 Abs. 3 und 4 KAV definieren, wer
Tarifkunde und wer Sondervertragskunde ist. Taritkunden sind im Wesentlichen die
Haushaltskunden, die Energie von einem Strom- oder Gasversorgungsunternechmen auf
der Grundlage von Grundversorgungsvertrigen beziehen. Sondervertragskunden sind
die Haushaltskunden auBerhalb der Grundversorgung, Letztverbraucher auerhalb der
Ersatzversorgung sowie alle sonstigen Kunden. Die Konzessionsabgaben fiir Tarifkun-
den Strom und Gas sind zum Teil um ein Vielfaches hoher als fiir Sondervertragskun-
den. Die 6konomische Begriindung fiir die erheblichen Unterschiede in der Hohe der
Konzessionsabgabe liegt in der Uberlegung, dass gewerbliche Abnehmer als typische
Sondervertragskunden durch ihre Anbindung an Mittelspannungs- und Hochspannungs-
netze beim Strom bzw. an Hochdruckleitungen beim Gas die 6ffentlichen Verkehrswege
weniger in Anspruch nehmen als der typische Tarif-, d.h. Haushaltskunde, der seine
Energie iiber das Niederspannungsnetz bzw. die Niederdruckleitungen bezieht. Aus 6ko-
nomischer Sicht ist es sinnvoll, die Energieverbraucher, die das Verteilnetz und somit
die offentlichen Verkehrswege stirker nutzen, auch stirker an deren Kosten zu beteili-
gen als die Verbraucher, die wenig oder gar nicht auf das Verteilnetz zuriickgreifen.

461. Vor diesem Hintergrund ist auch die Regelung des § 2 Abs. 7 KAV zu betrachten,
wonach Stromlieferungen an Abnehmer bis zu den dort genannten Leistungs- und Ver-
brauchsgrenzen konzessionsabgabenrechtlich stets als Lieferungen an Tarifkunden gel-
ten. Somit werden all jene Endverbraucher, die stirker vom Verteilnetz profitieren,
gleich behandelt; sie miissen eine héhere Konzessionsabgabe zahlen als jene Endver-
braucher, die das Verteilnetz weniger in Anspruch nehmen. Auf eine entsprechende Ta-
ritkundenfiktion flir den Gasbereich hat der Verordnungsgeber hingegen bewusst ver-
zichtet. Zur Begriindung wird angefiihrt, Erdgas stehe im jeweiligen Versorgungsgebiet
im Wettbewerb zu Konkurrenzenergien im Warmemarkt. Aufgrund dieser Wettbewerbs-
situation von Erdgas mit Konkurrenzenergien im Warmemarkt sei es in der Gasversor-
gung bereits vor der Liberalisierung in den 1990er Jahren langjéhrige Praxis gewesen,
gleichartige Verbrauchsfille der Heizgasversorgung sowohl nach Tarif- als auch nach
Sonderabnehmervertrdgen abzuwickeln. Diese Begriindung vermag nicht zu iiberzeu-
gen. Die historisch gewachsene Struktur der Kundenvertrdge vor der Liberalisierung
gibt wenig substanzielle Anhaltspunkte fiir eine sachgerechte Regulierung nach der Li-
beralisierung bzw. nach der Uberfiihrung in wettbewerblich organisierte Mirkte. Es be-
steht auch kein sachlicher Grund, Heizgas im Verhéltnis zu Konkurrenzenergien zu be-
vorzugen. Vielmehr ist es 6konomisch sinnvoll, dem Energietrager Gas die Kosten fiir
das von ithm benutzte Leitungsnetz und die Inanspruchnahme 6ffentlicher Verkehrswege
zuzurechnen. Wie sich diese Zurechnung tatsdchlich auswirken wird — ob und in wel-
chem AusmaB sich der Heizgaspreis erhoht —, hingt in erster Linie davon ab, wie hoch
der Verordnungsgeber die Konzessionsabgabe fiir Tarifkunden und Sondervertragskun-
den setzt bzw. wie er die Lasten der Konzessionsabgabe auf Tarif- und Sondervertrags-
kunden verteilt. Hier steht dem Verordnungsgeber ein weiter Entscheidungsspielraum
zu, innerhalb dessen er die widerstreitenden Interessen der Gemeinden an moglichst ho-
hen Konzessionsabgaben einerseits und der Heizgaswirtschaft an moglichst niedrigen
Konzessionsabgaben andererseits abwégen kann.

462. Die Monopolkommission empfiehlt daher, die Anreize zum Anbieterwechsel auch
bei der Versorgung mit Gas so auszugestalten, dass Kunden den Anbieter vor allem dann
wechseln, wenn der neue Anbieter tatsidchlich effizienter ist und deshalb zu giinstigeren

231



Preisen anbieten kann als der bisherige Versorger. Ein Wettbewerbsvorteil, der lediglich
darauf beruht, dass ein Anbieter mit seinen Haushaltskunden Sonderkundenvertrége ab-
schlieft und daher eine niedrigere Konzessionsabgabe in Rechnung stellen kann, erfiillt
diese Anforderungen nicht. Sowohl fiir den Grundversorger, der mit seinen Gashaus-
haltskunden ebenfalls Sonderkundenvertridge abschlieBen kann, als auch fiir die Wettbe-
werber setzt die bestehende Regelung keine Anreize, ihre Attraktivitit fiir Kunden aus
eigener Anstrengung zu steigern. Mit dem Tarifwechsel vom Tarif- zum Sonderkunden-
vertrag sind weder Effizienzfortschritte bei den Energieversorgern noch eine Steigerung
der Gesamtwohlfahrt verbunden, welche die aufgrund des Tarif- oder Anbieterwechsels
entstehenden Transaktionskosten ausgleichen konnten. Die Monopolkommission rit da-
her, fiir Gashaushaltskunden, die am Verteilnetz bzw. an Niederdruckleitungen angebun-
den sind, eine einheitliche Konzessionsabgabe festzulegen. Dies konnte nach dem Vor-
bild der Bestimmung des § 2 Abs. 7 KAV fiir Stromkunden erfolgen.

4.4.2 Wettbewerbsparameter der Konzessionsvergabe

463. Einen weiteren bedeutenden Problemkreis stellt der Neuabschluss von Vertragen
iiber das Wegenutzungsrecht gemill § 46 EnWG nach dem Auslaufen oder der vorzeiti-
gen Beendigung des alten Konzessionsvertrags dar.*** Die Monopolkommission hat sich
bereits in ihrem letzten Energie-Sondergutachten zum Aspekt der Konzessionsvergabe —
vor dem Hintergrund der Entwicklung einer stirkeren Rekommunalisierung — geduf3ert
und diesbeziigliche Empfehlungen abgegeben.*** Insbesondere forderte sie den Gesetz-
geber auf, die Einfiihrung des formlichen Vergaberechts fiir Energiekonzessionen zu
priifen und unterbreitete einen Vorschlag fiir die Ausgestaltung eines einfach zu prakti-
zierenden Auswahlkriteriums, das den Anforderungen des § 1 EnwG entspricht.

464. Da die Ubertragung des Wegenutzungsrechts bislang (noch) nicht den Regeln des
formlichen Vergabeverfahrens unterliegt, haben die deutschen Kartellbehdrden in den
letzten zwei Jahren einen anderen Weg beschritten, um den kommunalen Auswahlpro-
zess zu Uberpriifen. Sowohl das Bundeskartellamt als auch einige Landeskartellbehor-
den haben die Bestimmungen der kartellrechtlichen Missbrauchsaufsicht auf die Verga-
be von Wegenutzungsrechten durch Kommunen angewendet. Seit 2011 hat etwa das
Bundeskartellamt mehrere Verfahren gegen Kommunen gefiihrt, die mit Zusagenent-
scheidungen gemiB § 32b GWB abgeschlossen wurden.*® In dem Verfahren gegen die
Kreisstadt Mettmann erliel das Amt Ende 2012 eine Missbrauchsverfiigung auf Grund-
lage von § 32 GWB.** Zudem wurde das Amt friihzeitig in weitere Vorhaben von Kom-
munen eingebunden, um die Verfahren zu begleiten und auf ihre kartellrechtliche Zulés-
sigkeit zu priifen.*’

483 In der Diskussion wird dieser Vorgang regelméfig als Vergabe des Wegenutzungsrechts oder als Kon-
zessionsvergabe bezeichnet; dies ist nicht zu verwechseln mit einer Vergabe im formlichen Vergabe -
verfahren gemiB §§ 97 ff. GWB. Die Ubertragung des Wegenutzungsrechts unterliegt nach geltendem
Recht nicht den Bestimmungen der §§ 97 ff. GWB.

484 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 29 ff.

485Vgl. BKartA, Beschluss vom 18. Oktober 2011, B10-6/11 ,,GroBe Kreisstadt Dinkelsbiihl; Be-
schluss vom 21. November2011, B10-17/11 ,,Stadt Markkleeberg®; Beschluss vom 21. Juni 2012,
B10-16/11 ,,Stadt Pulheim®.

486 Vgl. BKartA, Beschluss vom 30. November, B8§-101/11 ,,Kreisstadt Mettmann®.

487 Vgl. BKartA, Untersagung der Konzessionsvergabe der Stadt Mettmann flir Strom- und Gasnetze,
Pressemeldung vom 6. Dezember 2012.
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In dem Verfahren des Bundeskartellamtes gegen die Kreisstadt Mettmann hat das Amt
festgestellt, dass die Kommune missbrauchlich im Sinne von § 19 Abs. 1 i.V.m. Abs. 4
Nr. 1, § 20 Abs. 1 GWB handelte, indem sie das Wegenutzungsrecht gemil3 § 46 Abs. 2
EnWG ohne Durchfiihrung eines transparenten und diskriminierungsfreien Auswahlver-
fahrens an das von ihr beherrschte Stadtwerk vergab und interessierte Dritte auf eine Be-
teiligung an diesem im Rahmen einer strategischen Partnerschaft verwies. Zudem be-
mingelte das Bundeskartellamt einen Verstol3 gegen die kartellrechtlichen Missbrauchs-
vorschriften, da die Kommune Auswahlkriterien bei der Vergabe beriicksichtigt hatte,
die keinen Zusammenhang mit den in § 46 Abs. 3 EnWG genannten Zielen des § 1
EnWG aufwiesen. Ein solcher Zusammenhang besteht nach Auffassung des Amtes nur,
wenn sich das Auswahlkriterium auf das Netz oder das Wegenutzungsrecht bezieht. Er
ist deshalb ausgeschlossen, wenn die Kommune bei ihrer Auswahlentscheidung Aspekte
der Versorgung mit Ortlicher Telekommunikation und Abwasserentsorgung oder des
kommunalen Béderbetriebs beachtet. Eine entsprechende Verbindung zum Netz oder
zum Wegenutzungsrecht fehlt aber auch, wenn die Kommune Aspekte des Strom- und
Gasvertriebs oder der Energieerzeugung bei ihrer Auswahlentscheidung in Rechnung
stellt.

465. Die Monopolkommission begriifit die Initiative der Kartellbehorden, die Vorschrif-
ten der Missbrauchsaufsicht konsequent auf die Ubertragung von kommunalen Wege-
nutzungsrechten anzuwenden. Solange die Uberlassung der Wegenutzungsrechte nicht
dem formlichen Vergaberecht unterliegt, ist die Anwendung des kartellrechtlichen In-
strumentariums auf das Auswahlverfahren besonders wichtig. Nur so kann verhindert
werden, dass das Recht zum Netzbetrieb ohne wettbewerbliches Auswahlverfahren
iibertragen wird. Dies gilt umso mehr vor dem Hintergrund, dass kurz- und mittelfristig
eine Vielzahl von Konzessionsvertrigen neu zu vergeben ist. Allerdings bekriftigt die
Monopolkommission ihre Empfehlung an den Gesetzgeber zu priifen, ob die Ubertra-
gung der Wegenutzungsrechte kiinftig dem formlichen Vergaberecht nach §§ 97 ff.
GWB unterstellt werden sollte. Dabei sollte eine Vergabe im Vergabeverfahren aus-
driicklich auch dann in Betracht gezogen werden, wenn das Wegenutzungsrecht auf
einen kommunalen Eigenbetrieb oder eine Eigengesellschaft iibertragen wird (vgl. § 46
Abs. 4 EnWG).*® Die Gewihrleistung eines wettbewerblichen Auswahlverfahrens
durch die offentliche Hand ist grundsétzlich zentrale Aufgabe des Vergaberechts. Es er-
scheint rechtspolitisch fragwiirdig, diese Aufgabe dem punktuellen Eingriff seitens der
Kartellbehorden zu iiberlassen.”” Mit der Anwendbarkeit des formlichen Vergaberechts
wiirden auch die Verteidigungsmoglichkeiten diskriminierter Bewerber erweitert. Es
kédme nicht mehr nur eine Beschwerde an die zustindige Kartellbehorde in Betracht,
vielmehr konnte auch ein Antrag auf Nachpriifung gemill § 107 GWB bei der zustindi-
gen Vergabekammer eingereicht werden. Dariiber hinaus wiirde der Gesetzgeber mit ei-
ner Einbeziehung von Netzkonzessionen in das formliche Vergaberecht ein Signal set-
zen und die Bedeutung eines wettbewerblichen Verfahrens betonen. Nicht zuletzt konnte
dies dazu beitragen, das Bewusstsein der Kommunen fiir die Bedeutung eines diskrimi-
nierungsfreien und transparenten Verfahrens zu scharfen.

488 Zu einem Umsetzungsvorschlag der Monopolkommission vgl. Tz 474.
489 Dem steht natiirlich nicht entgegen, dass neben dem Vergabeverfahrensrecht auch die kartellrechtliche
Missbrauchskontrolle anwendbar bleibt.
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466. Zweck des § 46 EnWG ist es, ein wettbewerbliches Verfahren um die Konzession
zum Netzbetrieb zu ermdglichen. Von besonderer Bedeutung ist dabei die Einhaltung
der Verfahrensanforderungen, die sich aus allgemeinen kartellrechtlichen Grundsitzen
und den in § 46 EnWG festgelegten Verfahrensregeln herleiten lassen. Zu nennen sind
an erster Stelle das Transparenzgebot und das Diskriminierungsverbot. Neben der Ver-
pflichtung, den Vertragsablauf oder eine vorzeitige Vertragsbeendigung sowie die Aus-
wahlentscheidung und deren Griinde offenzulegen, miissen die Auswahlkriterien und
deren Gewichtung sowie alle netzrelevanten Informationen bekannt gemacht werden.
Selbstverstindlich muss die konkrete Auswahl des kiinftigen Netzbetreibers dann auch
anhand der festgelegten Kriterien erfolgen. Dem Diskriminierungsverbot ist insbesonde-
re Geniige getan, wenn allen potenziellen Bewerbern dieselben Informationen zugéng-
lich gemacht und dieselben Fristen eingerdumt werden sowie die Auswahlkriterien fiir
alle gleichermallen gelten. Nach Auffassung der Monopolkommission wird eine Kom-
mune diesen Anforderungen nicht gerecht, wenn sie vorab oder im laufenden Ausschrei-
bungsverfahren die politische Entscheidung trifft, die Konzession dem im kommunalen
Allein- oder Teileigentum stehenden Stadtwerk zu {libertragen. Dasselbe gilt, wenn die
Kommune ohne Einhaltung eines wettbewerblichen Verfahrens ein sonstiges Unterneh-
men, z.B. den Altkonzessionér, ohne Sachgrund bevorzugt.

467. Die Monopolkommission pflichtet dem Bundeskartellamt in der Beurteilung bei,
dass die genannten Anforderungen an das Auswahlverfahren und die Auswahlkriterien
auch gegeniiber kommunalen Eigenbetrieben gelten (vgl. § 46 Abs. 4 EnWG).*" MaB-
gebend ist dabei der Zweck des Gesetzes, den Wettbewerb um Konzessionen zu stirken
und einer Erstarrung der Versorgungsstrukturen vorzubeugen. Besteht bei kommunalen
Eigenbetrieben keine Ausnahme von den Verpflichtungen des § 46 Abs. 2 und 3 EnWG,
ist erst recht die Ubertragung des Netzbetriebs an selbststéindige kommunale Unterneh-
men mit oder ohne private Beteiligung an den allgemeinen Maf3stiben zu messen. Auch
soweit die Kommunen als Gegenargument ihr grundgesetzlich geschiitztes kommunales
Selbstverwaltungsrecht anfiihren, kann dies nicht zu einer anderen Einschéitzung fiihren.
Denn Art. 28 Abs. 2 S. 1 GG schiitzt die kommunale Selbstverwaltung nur im Rahmen
der bestehenden Gesetze. Die Vorschrift des § 46 EnWG ist daher auch von den Kom-
munen zu beachten und fiihrt dazu, dass diese nicht frei wahlen konnen, ob sie der Auf-
gabe der Energieversorgung im Rahmen ihrer Erfiillungs- oder Gewihrleistungsverant-
wortung nachkommen. Ausschlieflich fiskalische Interessen der Kommunen kdnnen
daran nichts dndern und sind nur in den Grenzen der KAV beriicksichtigungsfihig.

468. Unabhingig davon, ob Transparenz und Diskriminierungsfreiheit beim Auswahl-
verfahren der Kommunen mit den Vorschriften der Missbrauchskontrolle oder (kiinftig)
mit den Bestimmungen des formlichen Vergaberechts kontrolliert werden, stellt sich die
Frage, welche Auswahlkriterien hierbei maBBgebend sein sollen. § 46 Abs. 3 S. 5 EnWG
verpflichtet die Kommunen insoweit zu einer Auswahl gemdll den Zielen des § 1
EnWG, also einer moglichst sicheren, preisgiinstigen, verbraucherfreundlichen, effizien-
ten und umweltvertraglichen leitungsgebundenen Versorgung der Allgemeinheit mit
Elektrizitdt und Gas, die zunehmend auf erneuerbaren Energien beruht. Es ist offensicht-
lich, dass die Heterogenitit der genannten Ziele eine sehr komplexe Abwégung erfor-
dert, welche die betroffenen Kommunen vor grofle Herausforderungen stellen kann. In
diesem Zusammenhang sind die Bestrebungen einiger Landeskartellbehdrden positiv zu

490 Vgl. BKartA, B8-101/11, Tz. 66 ff.
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erwdhnen, mithilfe von Empfehlungen Anhaltspunkte fiir eine sachgerechte und recht-
miBige Abwigung verschiedener Kriterien im Rahmen eines rechtméfigen Verfahrens
zu geben.®' Allerdings stellen sich hier Probleme grundsitzlicher Natur, weil die ge-
nannten Ziele sich zum Teil widersprechen oder nicht einfach zu quantifizieren sind. So
konnte etwa das Ziel einer preisgiinstigen Versorgung dem einer moglichst sicheren oder
einer umweltvertraglichen Versorgung entgegenstehen. Schwierigkeiten wirft auch das
Kriterium einer effizienten Versorgung auf. Die Regulierungsbehérden haben nur fiir
wenige Unternehmen einen individuellen Effizienzgrad der von ihnen betriebenen Netze
ermittelt. Dagegen wurde fiir viele, insbesondere fiir kleinere Unternehmen lediglich ein
Durchschnittswert fiir den Effizienzgrad der betriebenen Netze gebildet; eine faire Beur-
teilung von Bewerbern im Auswahlerfahren wird dadurch erheblich erschwert. Hinzu
kommt, dass sich der Effizienzwert gerade durch die Ubernahme eines neuen Netzes dn-
dern kann.

469. Der Monopolkommission erscheint es notwendig, moglichst eindeutige, aussage-
kraftige und transparente Auswahlkriterien aufzustellen. Diese miissen sich einerseits an
den Zielen des § 1 EnWG orientieren, andererseits fiir die Kommunen moglichst einfach
zu beachten und fiir alle Beteiligten leicht nachvollziehbar sein. Dadurch wiirde erstens
dem Willen des Gesetzgebers, fairen und diskriminierungsfreien Wettbewerb um den
Netzbetrieb zu gewéhrleisten, Genlige getan, zweitens den Kommunen die Auswahlent-
scheidung erleichtert und drittens fiir mehr Rechtssicherheit aufseiten der Kommunen
und Bewerber gesorgt. Nach Ansicht der Monopolkommission erfiillt ein Auswahlkrite-
rium ,,Hohe der angebotenen Konzessionsabgabe® diese Voraussetzungen allerdings
nicht. Es handelt sich dabei zwar um eindeutige und transparente Angaben, sodass ein
Vergleich der verschiedenen Angebote einfach vorzunehmen ist. Da die Konzessionsab-
gabe fiir die Netzbetreiber jedoch ein durchlaufender Posten ist — sie kann auf den End-
kundenpreis iiberwilzt werden —, ist davon auszugehen, dass Bewerber um das Netz im
Auswahlverfahren regelméfig die hochste zuldssige Konzessionsabgabe anbieten wer-
den. Dadurch scheidet die Hohe der Konzessionsabgabe als aussagekriftiger Wettbe-
werbsparameter aus. Die Monopolkommission hat daher schon friiher empfohlen, die
Konzessionsabgabe in der KAV als Festbetrag vorzuschreiben.

470. Die Monopolkommission erneuert ihren Vorschlag, als wesentlichen Wettbewerbs-
parameter die Hohe des angebotenen Abschlages vom Netznutzungsentgelt bzw. der
jéhrlichen Erlosobergrenze zu beriicksichtigen. Eine entsprechende Bestimmung ist in
§ 46 EnWG aufzunehmen. Hiernach sollte grundsétzlich der Anbieter mit dem hochsten
Abschlag den Zuschlag erhalten. Wenn die Kommune von diesem Prinzip abweichen
will, hat sie dies ausdriicklich zu begriinden. Entscheidet sich der Gesetzgeber, die Netz-
konzession kiinftig dem formlichen Vergabeverfahren nach §§ 97 ff. GWB zu unterstel-
len, kdime auch eine diesbeziigliche Ergénzung von § 97 Abs. 5 GWB in Betracht, wo-
nach der Zuschlag auf das wirtschaftlichste Angebot erteilt wird.

491 Vgl. Positionspapier Konzessionsabgabe des Ministeriums fiir Umwelt, Klima und Energiewirtschaft
Baden-Wiirttemberg als Landeskartellbehdrde Energie zur Beteiligung von Gemeinden an Gemein-
schaftsunternehmen mit Energieversorgungsunternehmen sowie zu Pachtmodellen im Zusammenhang
von wegerechtsbezogenen Konzessionsvergaben im Strom- und Gassektor, 5. Dezember 2011; Hin-
weise der Niedersidchsischen Landeskartellbehdrde zur Durchfiihrung eines wettbewerblichen Konzes-
sionsvergabeverfahrens nach § 46 EnWG, Hannover, Méarz 2010; zu erwdhnen ist auch der Gemeinsa-
me Leitfaden von Bundeskartellamt und Bundesnetzagentur zur Vergabe von Strom- und Gaskonzes-
sionen und zum Wechsel des Konzessionsnehmers vom 15. Dezember 2010.
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Aus der Erlosobergrenze ergibt sich ein Netznutzungsentgelt, das der Netzbetreiber je-
derzeit unterschreiten darf. Ein angebotener Abschlag von der Erlosobergrenze ist fiir
die Kommunen einfach festzustellen und leicht mit anderen Angeboten zu vergleichen.
Legt man der Auswahlentscheidung den Abschlag vom Netznutzungsentgelt zugrunde,
werden immanent die Kriterien der preisgiinstigen und verbraucherfreundlichen Versor-
gung erfiillt, aber auch Aspekte der Effizienz und Netzsicherheit beriicksichtigt. So
wirkt sich ein niedrigeres Netznutzungsentgelt direkt preissenkend und somit glinstig
fiir den Verbraucher aus. Auch das Ziel der Effizienz lésst sich auf diese Weise bertick -
sichtigen, da nur ein effizienter Netzbetreiber fahig ist, die von der Regulierungsbehorde
festgelegte Erlosobergrenze zu unterschreiten. Zwar werden die Netzentgelte bereits
durch die Anreizregulierung und insbesondere durch die in der Anreizregulierungsver-
ordnung enthaltene regelmiBige Effizienzpriifung gemill §§ 12 ff. ARegV kontrolliert.
Allerdings schlieBen die heuristischen Mechanismen der Anreizregulierung regional un-
terschiedliche Uberschussrenditen nicht aus und lassen damit gleichsam Raum fiir ent-
sprechende Netzentgeltsenkungen. Dass es sich dabei im Einzelfall um héhere oder ge-
ringere Spielrdume zur Entgeltsenkung handeln kann, steht der Anwendung eines Ab-
schlages auf die Netzentgelte als zentralem Wettbewerbsparameter auch nicht entgegen,
da die Hohe des Abschlages im jeweiligen Vergabeverfahren fiir das Netz individuell er-
mittelt wird. Insofern kann ein regionaler Abschlag die Anreizregulierung sogar geeig-
net erginzen, indem er strukturell bedingte Effizienzunterschiede erfasst, die sich durch
die Anreizregulierung nicht direkt abbilden lassen.

Eine Gefahr fiir die Netzsicherheit ist ebenfalls nicht erkennbar, da bei der Bestimmung
des Netznutzungsentgeltes fiir die Stromversorgung bereits derzeit die Qualitdt des Net-
zes liber die sog. g-Komponente beriicksichtigt wird (§§ 18 ff. ARegV). Bei der Ermitt-
lung der Erlosobergrenze fiir die Gasversorgung ist die Einfithrung einer solchen Kom-
ponente seit Langerem geplant; hier kann zwischenzeitlich die Netzsicherheit durch ent-
sprechende Vorgaben im Auswahlverfahren gewéhrleistet werden.

471. Der Einfiihrung eines solchen ,,Kern“-Auswahlkriteriums steht auch nicht entge-
gen, dass die regelméBige Laufzeit des Wegenutzungsvertrags mit 20 Jahren weit ldnger
ist als eine Regulierungsperiode, die Erldsobergrenze demzufolge wéhrend der Vertrags-
dauer neu festgelegt wird. Sollen sdmtliche Regulierungsperioden bzw. Erlésobergren-
zen wihrend der Vertragsdauer einbezogen werden, konnte im Auswahlverfahren je-
weils ein prozentualer Abschlag angeboten werden, der sich auch auf die kiinftig festge-
legten Netznutzungsentgelte bezieht. Einzurdumen ist, dass eine solche Anforderung
einen relativ groBen Unsicherheitsfaktor fiir die Bewerber darstellen wiirde, da die Hoéhe
kiinftiger Netznutzungsentgelte bei Abgabe des Angebotes noch nicht feststeht. Diese
Unsicherheit kann jedoch lediglich dazu fiihren, dass der volkswirtschaftlich optimale
und maximal mdgliche Abschlag nicht erreicht wird, da sich die Gebote vor allem auf
kalkulierbare Renten innerhalb eines absehbaren Zeitraumes beziehen. Nach Auffassung
der Monopolkommission wére es auch vertretbar, wenn der angebotene Abschlag ledig-
lich fiir die Dauer der aktuellen bzw. absehbaren Regulierungsperiode Geltung erlangt;
jedenfalls fiir diese Dauer konnten die Verbraucher von niedrigeren Endkundenpreisen
profitieren. Auflerdem besteht eine hohe Wahrscheinlichkeit, dass sich die niedrigeren
Netznutzungsentgelte der aktuellen Regulierungsperiode auch auf die Hohe kiinftiger
Erlosobergrenzen preissenkend auswirken.
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472. Kartellrechtliche Probleme erkennt die Monopolkommission bei dem vorgeschla-
genen Vorgehen ebenfalls nicht. Eine entsprechende Vereinbarung zwischen Kommune
und Netzbetreiber konnte zwar auf den ersten Blick kartellrechtlich als Hochstpreisbin-
dung der zweiten Hand beurteilt werden, die grundsétzlich dem Kartellverbot der § 1
GWB, Art. 101 AEUV unterliegt. Hochstpreisbindungen werden generell als weniger
wettbewerbsschédlich angesehen als Mindest- oder Festpreisvereinbarungen; eine grup-
penweise Freistellung erfolgt allerdings nur bis zu einem Marktanteil in Héhe von 30 %.
Der Sachverhalt stellt sich jedoch beim Wettbewerb um den Netzbetrieb schon im
Grundsatz anders dar als bei den Hochstpreisbindungsfillen, die typischerweise vom
Kartellverbot erfasst werden.

Die Europidische Kommission sieht Hochstpreisvereinbarungen vor allem deshalb als
problematisch an, weil von ihnen die Gefahr fiir den Wettbewerb ausgehe, dass der an-
gegebene Wert als Orientierungspreis diene, an den sich die meisten oder alle Wieder-
verkdufer hielten, und/oder dass diese Preise den Wettbewerb aufweichen oder eine Kol-
lusion zwischen Anbietern begiinstigen wiirden. Je stirker die Marktstellung des Anbie-
ters sei, desto groBer schitzt die Europdische Kommission die Gefahr ein, dass solche
Angaben ein mehr oder weniger einheitliches Preisniveau unter den Wiederverkdufern
bedinge. Den Wiederverkdufern falle es unter Umstinden schwer, von dem abzuwei-
chen, was sie fiir den von einem namhaften Anbieter bevorzugten Wiederverkaufspreis
halten.”? Diese Art von wettbewerbsschiddlichen Auswirkungen ist jedoch bei der hier
vorliegenden Konstellation gar nicht vorstellbar. Denn bei der Vergabe von Wegenut-
zungsrechten hat die jeweilige Kommune eine Monopolstellung inne. Ist die Auswahl-
entscheidung getroffen, ist auch der ausgewédhlte Netzbetreiber Monopolist und ohne
Wettbewerber; Wettbewerb — um den Betrieb des Netzes — findet erst wieder nach Ab-
lauf des Konzessionsvertrags statt. In einer derartigen Konstellation — sowohl auf der
,Lieferanten-““ als auch auf ,,Wiederverkduferseite bestehen (fiir die Vertragslaufzeit)
unangreifbar Monopolstellungen — sind negative Auswirkungen durch Kollusion, Be-
schrinkung des markeninternen Wettbewerbs oder eine sonstige Aufweichung von Wett-
bewerb naturgemil3 nicht zu befiirchten. Erginzend liee sich noch anfiihren, dass ein
Hochstpreis bereits durch die KAV vom Gesetzgeber vorgegeben wird, der nunmehr in
einem wettbewerblichen Auswahlverfahren unterboten werden soll. Erst aufgrund die-
ses Wettbewerbsverfahrens wird der Konzessionsvertrag, der die Preisvereinbarung ent-
hilt, geschlossen.

4.4.3 Fazit

473. Zusammenfassend erneuert die Monopolkommission ihre Empfehlung, die Auf-
nahme von Konzessionen zum Betrieb von Energieversorgungsnetzen in den Anwen-
dungsbereich des formlichen Vergabeverfahrens gemil §§ 97 ff. GWB zu priifen. Hier-
bei ist — entsprechend § 46 Abs. 4 EnWG — zu gewahrleisten, dass das formliche Verga-
beverfahren um Netzkonzessionen auch auf kommunale Eigenbetriebe und Eigengesell-
schaften anwendbar ist. Bei der Auswahlentscheidung sollte als hauptsidchlicher Wettbe-
werbsparameter der angebotene Abschlag vom Netznutzungsentgelt herangezogen wer-
den. Dieser ist leicht feststellbar, einfach zu vergleichen, gut nachvollziehbar und kann
daher dazu beitragen, den Auswahlprozess und die Auswahlentscheidung erheblich zu

492 Vgl. EU-Kommission, Leitlinien fiir vertikale Beschrankungen, ABl. EU Nr. C 130 vom 19. Mai
2010, S. 1, Tz. 226 ft.
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vereinfachen. Auf diese Weise kdnnen niedrigere Netznutzungsentgelte erzielt und
schneller Rechtssicherheit fiir alle Beteiligten gewéhrleistet werden. Eine entsprechende
Bestimmung sollte in § 46 EnWG aufgenommen werden.

Im Gegenzug konnten die jeweiligen Konzessionsabgaben als Festbetridge in der KAV
geregelt werden. Bei der Versorgung mit Gas sollte eine Tariffiktion entsprechend der
Bestimmung des § 2 Abs. 7 KAV fiir Stromkunden eingefiihrt werden.

474. Die Monopolkommission macht folgenden Vorschlag zur Neufassung des § 46
EnWG:

§ 46 Abs. 2 S. 1 und 2 werden wie folgt gedndert:

,, Vertréige von FEnergieversorgungsunternehmen mit Gemeinden iiber die
Nutzung offentlicher Verkehrswege fiir die Verlegung und den Betrieb von
Leitungen, die zu einem Energieversorgungsnetz der allgemeinen Versor-
gung im Gemeindegebiet gehoren, unterliegen den Bestimmungen der
$$ 97 ff. GWB. Sie diirfen hochstens fiir eine Laufzeit von 20 Jahren abge-
schlossen werden.

Nach § 46 Abs. 3 S. 5 werden folgende Sitze eingefiigt:

., Bei der Auswahlentscheidung soll die Gemeinde vorrangig den angebote-
nen Abschlag vom Netznutzungsentgelt beriicksichtigen. Den Zuschlag soll
der Bewerber erhalten, der den héchsten Abschlag anbietet. Weicht die Ge-
meinde hiervon ab, hat sie dies zu begriinden.
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5. Wettbewerb und Regulierung auf Endkundenmirkten
5.1 Uberblick iiber Preisentwicklung, Anbieterstruktur und Wechselverhalten
5.1.1 Preisentwicklung

475. Ein Strompreisvergleich innerhalb der Europdischen Union fiir das Jahr 2011 zeigt,
dass sich Deutschland im Bereich der Haushaltskunden 8 % iiber dem Durchschnitt
(14,01 Cent/kWh ohne Steuern und Abgaben) bzw. sogar in der Spitzengruppe auf
Platz 2 hinter Danemark (25,3 Cent/kWh mit Steuern und Abgaben) befindet. Somit
liegt der Strompreis fiir Haushalte unter Einbezug der Steuern und Abgaben fast 40 %
iiber dem europdischen Durchschnitt. Beim Vergleich der europdischen Strompreise fiir
industrielle Verbraucher liegt Deutschland — ohne Steuern und Abgaben — knapp unter
dem gesamteuropdischen Durchschnitt (9 Cent/kWh) bzw. inklusive Steuern und Abga-
ben 21 % iiber dem europédischen Durchschnitt auf Platz 5 im oberen Viertel (16,65Cent/
kWh mit Steuern und Abgaben).*

In Deutschland hat sich der Strompreisanstieg gegeniiber dem Vorjahr in allen Abnah-
megruppen — Grundversorgung, Sondervertrag beim Grundversorger, Sondervertrag bei
einem dritten Lieferanten — etwas abgeschwicht.** Der durchschnittliche Strompreis fiir
alle Haushaltskunden betrug im Jahr 2012 26,06 Cent/kWh und lag damit, trotz einer
preisddmpfenden Wirkung durch vollzogene Lieferanten- und Vertragswechsel, um
2.4 % iiber dem Wert des Jahres 2011.%° Fiir Gewerbekunden lagen 2011 die mengenge-
wichteten Preise fiir 1 kWh Strom bei 23,89 Cent/kWh und fiir Industrieckunden bei
15,78 Cent/kWh.

476. Ein Vergleich der Gaspreise in der Europdischen Union fiir das Jahr 2011 zeigt,
dass sich Deutschland im Bereich der Haushaltskunden etwa im gesamteuropdischen
Durchschnitt bewegt (4,57 Cent/kWh ohne Steuern und Abgaben; 6,14 Cent/kWh mit
Steuern und Abgaben). Beim Vergleich der européischen Gaspreise fiir industrielle Ver-
braucher schneidet Deutschland hingegen schlechter ab. In diesem Kundenbereich liegt
Deutschland mit 4,37 Cent/kWh ohne Steuern bzw. 5,68 Cent/kWh mit Steuern und Ab-
gaben deutlich iiber den jeweiligen gesamteuropdischen Durchschnittswerten von
3,38 Cent/kWh bzw. 4,33 Cent/kWh jeweils auf Platz 4 in der Spitzengruppe.*”® Dabei
sind im Gassektor die Preisunterschiede und der Einfluss der Steuern und Abgaben auf
die Endkundenpreise deutlich geringer als im Stromsektor.

Zum Stichtag 1. April 2012 sind wiederholt gestiegene Gaspreise im Segment der Haus-
haushaltskunden registriert worden. In allen drei Abnehmersegmenten zeigt sich durch-
gehend ein Preisanstieg, wobei teilweise das bisher hochste Preisniveau mit dem Stich-

493 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 149 ff. Die Datengrundlage des Vergleichs bildet
eine Erhebung von Eurostat iiber die nationalen Durchschnittspreise fiir Haushaltskunden im Jahr
2011. Betrachtet wurden die Preise fiir Haushalte mit einem Jahresverbrauch zwischen 2.500
und 5.000 kWh; vgl. Euostat, http://epp.eurostat.ec.curopa.cu/portal/page/portal/energy/data/database.

494 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 16.

495 Der durchschnittlichen Strompreis wird aus dem iiber alle Tarifkategorien mengengewichteten Mittel-
wert am 1. April des jeweiligen Jahres ermittelt; vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012,
S. 137.

496 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 245 ff. Die Datengrundlage bildet eine Erhebung
von Eurostat iiber die nationalen Durchschnittspreise fiir Haushaltskunden fiir das Jahr 2011. Betrach-
tet wurden die Preise fiir Haushalte mit einem Jahresverbrauch zwischen 20 und 200 GJ; vgl. Euro-
stat, http://epp.eurostat.ec.europa.eu/portal/page/portal/energy/data/database.
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tag 1. April 2009 erreicht bzw. iiberschritten wurde. Im Bereich der Belieferung inner-
halb der Grundversorgung stieg der mengengewichtete Gaspreis innerhalb eines Jahres
von 6,64 Cent/kWh auf 6,95 Cent/kWh in 2012; dies entspricht einem Preisanstieg von
knapp 5 %.*’

477. Auch bei der Zeitreihenbetrachtung des Gaspreises fiir Gewerbe- und Industriekun-
den 1st jeweils die Tendenz eines Gaspreisanstiegs erkennbar. Im Jahr 2012 zahlten Ge-
werbekunden 6,26 Cent/kWh und Industrickunden 4,4 Cent/kWh.**

5.1.2 Anbieterstruktur und Wechselverhalten

478. Die Endkundenmarkte fiir Strom und Gas sind weiterhin dynamisch. Die Moglich-
keiten fiir Elektrizitdtskunden, aus einer Reihe von Stromanbietern wéhlen zu konnen,
haben sich im Jahr 2011 weiter verbessert. In knapp drei Viertel aller Netzgebiete waren
2011 mehr als 50 Anbieter aktiv; 2007 lag dieser Wert noch bei knapp einem Viertel.
Einschrinkend muss angemerkt werden, dass viele Grundversorger zwar in mehreren
Netzgebieten aktiv sind, in diesen aber keine nennenswerte Anzahl an Kunden akquirie-
ren.*”

Fiir Gaskunden haben sich die Moglichkeiten, aus einer Reihe von Gasanbietern wéhlen
zu konnen, sogar deutlich verbessert. In knapp drei Viertel aller Netzgebiete waren 2011
mehr als 31 Anbieter aktiv; 2010 waren es 38 % und 2007 lag dieser Wert bei nur
1 %.500

479. Kunden, die zu den Konditionen der Grundversorgung beliefert werden, haben kei-
nen Vertrags- oder Lieferantenwechsel vollzogen. Daneben gibt es Endkunden, die einen
Sondervertrag bei dem Grundversorger haben, und Endkunden, die von einem anderen
Anbieter als dem Grundversorger mit Energie beliefert werden.

In beiden Sektoren ist der Anteil der Abgabemenge, die zu den Konditionen der Grund-
versorgung geliefert wurde, weiter riicklaufig, wobei Haushaltskunden noch immer in
deutlich groBerer Anzahl einen Grundversorgungstarif bei dem Grundversorger haben
als Industrie- und Gewerbekunden.

So befinden sich auf dem Stromendkundenmarkt zum Ende des Jahres 2011 lediglich
noch 3,1 % der Industrie- und Gewerbekunden in der Grundversorgung; bei den Haus-
haltskunden sind es demgegeniiber noch knapp 40 %.%!

Auf dem Gasendkundenmarkt sind Ende des Jahres 2011 bei den Haushaltskunden etwa
28 % in der Grundversorgung; bei allen weiteren Endverbrauchern — wie Industrie- und
Gewerbekunden — sind es etwa 2 %.>%

480. Die Griinde fiir das Verbleiben der Haushalte im Grundversorgertarif sind vielfal-
tig.™® So ist beispielsweise die Grundversorgung eine Besonderheit, durch die Haushalte
automatisch — z.B. direkt bei einem Wohnungsumzug — geméll Grundversorgungsver-

497 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 237.

498 Vgl. ebenda, S. 236.

499 Vgl. ebenda, S. 117 f.

500 Vgl. ebenda, S. 221.

501 Vgl. ebenda, S. 120 f.

502 Vgl. ebenda, S. 215 f., 230.

503 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.0. Tz. 655.
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trag Strom bzw. Gas von dem Grundversorger geliefert bekommen. Dies kann Haushalte
zu einer gewissen Wechseltrdgheit verleiten. Dartiber hinaus ist Energie ein essenzielles
Gut und so gibt es typischerweise gerade bei Privathaushalten die Sorge, insbesondere
bei Problemen eines Anbieterwechsels gar nicht mehr mit Strom bzw. Gas beliefert zu
werden, was allerdings aufgrund der Grundversorgungspflicht geméll § 36 EnWG aus-
geschlossen ist. Die Insolvenzen neuer, gilinstiger Stromanbieter, wie z.B. Teldafax und
Flexstrom, und die damit verbundenen Verluste der betroffenen Kunden, diirften die po-
tenzielle Wechselbereitschaft der Kunden mit Grundversorgungstarif tendenziell noch
weiter reduziert haben.

5.2 Eigene empirische Erhebungen fiir den Endkundenmarkt Gas
5.2.1 Einfiihrung

481. Nachdem die Monopolkommission in ihrem letzten Energie-Sondergutachten®
und in ihrem letzten Hauptgutachten®” den Stromendkundenmarkt empirisch untersucht
hat, widmet sie sich nun dem Gasmarkt fiir Haushaltskunden. Bei der nachfolgenden
empirischen Untersuchung stehen dabei insbesondere die verschiedenen Tarife der
Grundversorgungsunternehmen sowie deren Eigentiimerstruktur im Fokus des Erkennt-
nisinteresses.

482. Der deutsche Gasendkundenmarkt fiir Haushaltskunden ist, ebenso wie der Strom-
endkundenmarkt, gekennzeichnet durch ein Nebeneinander einer ganzen Reihe von pri-
vaten und kommunalen Akteuren, darunter Stadtwerke, reine Gasvertriebsgesellschaften
und Vertriebstochter groBBer Energieversorgungsunternehmen (E.ON AG, RWE AG, Vat-
tenfall Europe AG, EnBW Energie Baden-Wiirttemberg AG), die alle miteinander im
Wettbewerb stehen.

Eine Besonderheit ist aus wettbewerblicher Sicht auf Strom- und Gasendkundenmérkten
die Grundversorgung. So gilt als Grundversorger jeweils das Energieversorgungsunter-
nehmen, das die meisten Haushaltskunden in einem Netzgebiet der allgemeinen Versor-
gung beliefert (§ 36 Abs. 1 EnWGQG). In einem Grundversorgertarif sind automatisch all
jene Gaskunden eingruppiert, die keinen Tarif- und/oder Lieferantenwechsel vollzogen
haben.

483. Obwohl der Vertragstyp der Grundversorgung im Vergleich zu anderen Vertrags-
typen eine nach wie vor vergleichsweise teure Versorgungsart darstellt, besitzen noch
immer knapp 28 % aller Haushaltskunden einen Grundversorgungsvertrag. Diese End-
kunden haben bislang nicht von den Wechselmoglichkeiten Gebrauch gemacht, die der
Wettbewerb im Zuge der Liberalisierung des Strommarktes geschaffen hat. Die Rele-
vanz des Grundversorgers auf dem Gasendkundenmarkt wird auch daran deutlich, dass
knapp zwei Drittel aller Haushaltskunden einen Sondervertragstarif bei dem fiir das je-
weilige Netzgebiet zustidndigen Grundversorgungsunternehmen abgeschlossen haben.
Dementsprechend wurden insgesamt lediglich 8,5 % aller Haushaltskunden von einem3,
21. Februar 2013, sowie ACER, Framework Guidelines on Gas Balancing in Transmis-
sion Systems, FG-2011-G-002, 18. Oktober 2011. anderen Gaslieferanten als dem

504 Vgl. ebenda, Tz. 673 ff.
505 Vgl. Monopolkommission, Hauptgutachten 2010/2011, a.a.O., Tz. 208 ff.
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Grundversorger beliefert,”® sodass weiterhin von einer starken regionalen Marktstellung
des jeweiligen Grundversorgers auszugehen ist.

5.2.2 Vorgehensweise

484. Als Analysegrundlage dienen Daten der Stromvergleichsplattform Verivox, die In-
formationen zu den nach Jahresabnahmepreis 50 giinstigsten Gastarifen fiir einen Haus-
halt mit einer Abnahmemenge von 20.000 kWh (dies entspricht etwa dem Verbrauch fiir
ein(e) Wohnung/Haus mit einer GroBe von 125 m?) — differenziert nach Postleitzahlen-
gebiet in Deutschland — beinhaltet. Tarife mit Vorauskasse und Bonuszahlungen wurden
nicht in die Analyse einbezogen. Die Daten wurden durch die Firma Verivox zum Be-
richtsstand 2. Mai 2013 erhoben und der Monopolkommission fiir eigene Berechnungen
zur Verfligung gestellt.

485. Da fiir den folgenden Abschnitt vor allem Tarifvergleiche nach Eigentiimerstruktur
durchgefiihrt werden sollten, wurden fiir jeden identifizierten Gasanbieter Informationen
hinsichtlich kontrollierender Eigentiimer mittels der ORBIS-Datenbank®”’ von Bureau
van Dijk, welche neben Bilanzkennzahlen auch Informationen zur Kapitalstruktur deut-
scher Firmen enthilt, ermittelt. Im Falle von Kapitalgesellschaften wurde demjenigen
Anteilseigner, der direkt oder indirekt iiber dritte Unternehmen mindestens die Hélfte
des Eigenkapitals hélt, die Kontrolle des betreffenden Gasanbieters zugerechnet. Infor-
mationen zu kontrollierenden Eigentiimern von Stadtwerken oder sonstigen Anbietern,
die nicht mittels der ORBIS-Datenbank recherchiert werden konnten, wurden soweit
moglich manuell mithilfe vertrauenswiirdiger Informationen im Internet nachrecher-
chiert. Dieses Vorgehen ermoglichte eine Zuordnung der kontrollierenden Eigentiimer
zu allen in den Verivox-Daten aufgefiihrten Gasanbietern. In einigen wenigen Fillen
existierte kein einzelner Anteilseigner, der mehr als 50 % des Anteilsbesitzes kontrol-
liert. Im Falle einer 50/50-Beteiligung wurden beide Gruppen als Mehrheitseigner klas-
sifiziert.’® Zusitzlich wurden diejenigen Unternehmen identifiziert, an denen die groBen
Energieversorgungsunternehmen Beteiligungsquoten von unter 50 % aufweisen. Der so
konstruierte Datensatz wurde des Weiteren zwecks einer besseren Vergleichbarkeit der
verschiedenen Teilmérkte um demografische Daten auf Postleitzahlenebene ergénzt.
Diese von dem Geomarketing-Unternehmen Axciom erhobenen Daten®” beinhalten di-
verse geopolitische Informationen beispielsweise beziiglich der Anzahl der Haushalte je
Postleitzahlengebiet in Deutschland.

486. Die deskriptive Auswertung der Daten erfolgte auf Postleitzahlenebene. Da das
Hauptaugenmerk der nachfolgenden Analyse auf den Grundversorgern liegt, mussten
zunichst einige Bereinigungen der Datenbasis durchgefiihrt werden. So ist fiir jeden
Kunden stets nur ein Grundversorger zustiandig. Jedoch ist die regionale Abdeckung der
Grundversorger nicht deckungsgleich mit der von Verivox vorgenommenen Postleitzah-
leneinteilung. Dies flihrt dazu, dass in manchen Postleitzahlengebieten mehr als ein
Grundversorgungsunternehmen aktiv ist. Da eine eindeutige Zuordnung hier nicht mog-
506 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 230.
507 Berichtsstand Mai 2013.
508 So gibt es einzelne Fille, in denen sowohl einer der vier groen Energieversorger als auch die 6ffent-
lich Hand jeweils 50 % des Anteilsbesitzes kontrollieren. In den nachfolgenden Berechnungen wird

dieser Anbieter dann jeweils in beiden Gruppen (,,kommunal* und ,,grole EVU*) beriicksichtigt.
509 Vgl. Axciom, Kaufkraftpaket 2012.
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lich war, wurden dementsprechende Gebiete von der Analyse ausgenommen. Dies hat
zwar einerseits den Nachteil, dass ein Informationsverlust entsteht, jedoch erhdht es an-
dererseits die Vergleichbarkeit, da in den verbleibenden Gebieten der zustindige Grund-
versorger eindeutig identifiziert werden kann. Zudem galt zu berticksichtigen, dass in
insgesamt 905 Postleitzahlengebieten kein Grundversorger fiir Gas existiert.’"

487. Nach Bereinigung der Daten verblieben von urspriinglich 7.957 Postleitzahlenge-
bieten 6.612 Postleitzahlengebiete, auf deren Basis die nachfolgende Analyse durchge-
filhrt wurde. Gemessen an der Anzahl der Haushalte decken diese Gebiete jedoch etwa
89 % des deutschen Endkundenmarktes ab. Bei der Interpretation der nachfolgenden Er-
gebnisse ist jedoch zu beriicksichtigen, dass trotz der recht groBen Anzahl an Beobach-
tungen keine repréasentative Stichprobe fiir den deutschen Endkundenmarkt vorliegt und
daher keine Hochrechnungen der Ergebnisse fiir ganz Deutschland moglich sind. Dies
liegt neben der notwendigen Bereinigung der Datenbasis auch an der Abgrenzung der
Postleitzahlengebiete, die weder repréisentativ nach regionalen Strukturmerkmalen noch
unter Berticksichtigung der jeweiligen Versorgungsflache der Verteilnetzbetreiber (loka-
ler Mark) vorgenommen wurde. Dennoch kann mithilfe der nachfolgend prisentierten
deskriptiven Auswertungen ein erster Einblick in die Eigentiimerstruktur und das Preis-
setzungsverhalten der deutschen Gasanbieter gegeben werden.

5.2.3 Ergebnisse

488. Fiir die nachfolgenden Auswertungen wurden zunichst insgesamt 607 verschiede-
ne Anbieter von Grundversorgungsbasistarifen, welche in den 6.612 Postleitzahlenge-
bieten aktiv sind, hinsichtlich ihrer Eigentiimerstruktur untersucht. Von diesen Anbie-
tern befinden sich etwa 91 % mehrheitlich in kommunaler Hand®'. Rund 7 % der
Grundversorger in der vorliegenden Stichprobe werden direkt oder indirekt iiber dritte
Unternehmen von E.ON, EnBW oder RWE kontrolliert. Bei keinem der untersuchten
Unternehmen tritt Vattenfall als Mehrheitseigentiimer in Erscheinung. Nach eigener
Auskunft ist Vattenfall — im Gegensatz zum Strommarkt — tatsdchlich in keinem Bun-
desgebiet Anbieter des Gasgrundversorgungstarifs. Dies mag unter anderem daran lie-
gen, dass Vattenfall erst seit Anfang 2008 als Gasanbieter auftritt. Lediglich 2 % aller
Anbieter von Grundversorgungsvertragen werden in den beobachteten Postleitzahlenge-
bieten mehrheitlich von anderen privaten Anbietern kontrolliert.

489. Ein differenzierteres Bild ergibt sich, wenn man die Eigentiimerstruktur der Grund-
versorger auf Postleitzahlenebene betrachtet (vgl. Abbildung 5.1). So sind in 2.215 und
somit in etwa 33 % der untersuchten Postleitzahlengebiete Grundversorger aktiv, die
mehrheitlich von einem der drei groBen Energieversorgungsunternehmen kontrolliert
werden. In etwa 64 % aller Gebiete ist der Grundversorger in kommunaler Hand. Ledig-
lich 3 % aller Postleitzahlengebiete haben einen Grundversorger, welcher mehrheitlich
durch andere private Unternehmen kontrolliert wird. Werden die Grundversorger mit der
Anzahl der Haushalte im jeweiligen Postleitzahlengebiet gewichtet, so stellen in etwa

510 Laut Verivox ist Gas nicht iiberall in Deutschland verfiligbar, daher gibt es in bestimmten Postleitzah -
lengebieten auch kein Grundversorgungsunternehmen.

511 Hierbei gilt zu beriicksichtigen, dass unter dem Begriff , kommunal“ auch diejenigen Unternehmen
zusammengefasst werden, die mehrheitlich von der éffentlichen Hand kontrolliert werden. Uberwie-
gend sind die Mehrheitseigner allerdings kommunale Unternehmen; lediglich in Einzelfdllen ist der
kontrollierende Eigentiimer eine nicht kommunale offentliche Gebietskorperschaft (z.B. Freistaat
Bayern).
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25 % aller Haushalte die drei groBen Energieversorger, in rund 73 % kommunale Anbie-
ter und in 2 % die anderen privaten Anbieter den Grundversorgungsvertrag. Somit zeigt
sich auf dem Grundversorgungsmarkt fiir Gas eine deutliche Dominanz kommunaler
Anbieter. Im Gegensatz dazu wird der Grundversorgungsmarkt Strom — gewichtet nach
der Anzahl der Haushalte — in etwa zu gleichen Teilen von den groB8en Energieversor-
gungsunternechmen und kommunalen Anbietern kontrolliert.’'? Die Dominanz der kom-
munalen Anbieter verringert sich indes, wenn man die Minderheits- bzw. Sperrminder-
heitsbeteiligungen der grolen Energieversorgungsunternechmen beriicksichtigt (vgl. Ab-
bildung 5.1, Variante B). So sind diese bei etwa 22 % aller Grundversorgungsunterneh-
men mit weniger als 50 % beteiligt. Gemessen an der Anzahl der Haushalte erhoht dies
ihre Prasenz auf dem Grundversorgungsmarkt um 20 Prozentpunkte auf 45 %.

Abbildung 5.1:
Eigentiimerstruktur der Grundversorger (in %)

W Gesamtanzahl der GV PLZ-Ebene H Gewichtet nach Anzahl der Haushalte

7%
- 2/ 3% 2/
—

3 groRe EVU Kommunale Anbieter* Andere private Anbieter 3 groRe EVU (Variante B)

* In Einzelfillen sind auch Unternehmen nicht kommunaler 6ffentlicher Gebietskorperschaften erfasst.

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von Verivox und ORBIS (Stand Mai 2013)

490. Die meisten der 607 verschiedenen Anbieter sind jedoch lediglich lokal aktiv. Eine
solche Absatzstrategie bedingt, dass eine grole Gasanbieterzahl nicht automatisch mit
einem hohen Wettbewerbsgrad gleichgesetzt werden kann. Vor allem die Unternehmen,
die sich mehrheitlich in kommunaler Hand befinden, bieten ihren Grundversorgungstarif
in etwa 85 % der Fille in weniger als zehn Postleitzahlengebieten an. Anders verhilt es
sich bei denjenigen Unternehmen, die mehrheitlich zu einem der grof8en Energieversor-
ger gehoren: In diesem Fall sind mehr als 50 % tiberregional bzw. in mehr als zehn Post-
leitzahlengebieten mit einem Grundversorgungstarif vertreten.

491. Im Durchschnitt betrug der Endkundenpreis fiir eine Abnahmemenge von 20.000
kWh im Jahr fiir den Basisstandardtarif des Grundversorgers 1.490 Euro (gewichtet
nach Haushalten 1.491 Euro). Wird nach dem kontrollierenden Eigentlimer differenziert,

512 Vgl. Monopolkommission, Hauptgutachten 2010/2011, a.a.O., Kapitel I, Abbildung I.2.
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so ergeben sich folgende Durchschnittspreise: 1.484 Euro (bzw. 1.487 Euro gewichtet
nach Haushalten) fiir kommunal kontrollierte Grundversorger, 1.492 Euro (bzw.
1.498 Euro) fiir die Grundversorger aus dem Kreis der drei gro3en Energieversorgungs-
unternehmen und 1.591 Euro (bzw. 1.669 Euro) fiir die iibrigen Grundversorger in pri-
vater Hand (vgl. Abbildung 5.2). Dabei liegen die nach Haushalten gewichteten Durch-
schnittspreise fiir Grundversorgungsvertrige anderer privater Anbieter um etwa 12 %
iiber denen von Anbietern, die sich mehrheitlich in kommunaler Hand befinden. Dieses
Ergebnis steht im Gegensatz zu den Durchschnittspreisen der Standardgrundversor-
gungsvertrdge fiir Strom, bei denen die Gruppe der anderen privaten Anbieter den nied-
rigsten Durchschnittspreis aufweist.’"

Abbildung 5.2:
Durchschnittspreis der Standardgrundversorgungsvertrige
(in Euro)
W PLZ-Ebene Gewichtet nach Anzahl der Haushalte
1669
1591
1498
1492 1484 1487 I 1492 1493
3 grolRe EVU Kommunale Anbieter* Andere private Anbieter 3 groRe EVU (Variante B)

* In Einzelfdllen sind auch Unternehmen nicht kommunaler &ffentlicher Gebietskorperschaften erfasst.

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von Verivox und ORBIS (Stand Mai 2013)

492. Eine besondere Bedeutung kommt regelméfBig dem absolut giinstigsten verfligbaren
Angebot im jeweiligen Versorgungsgebiet zu, da es das maximale Einsparpotenzial ei-
nes Gaskunden determiniert. Zudem kann angenommen werden, dass das individuelle
Einsparpotenzial den Anreiz eines Kunden, einen Anbieterwechsel zu vollziehen, maB3-
geblich bestimmt. Je groBer das maximale Einsparpotenzial, desto grofler diirfte daher
auch der Wettbewerbsdruck sein, der von dem jeweiligen Tarif auf den Grundversorger
und die librigen Konkurrenten im Markt ausgeht. Im Durchschnitt betrug der glinstigste
Tarif fiir eine Abnahmemenge von 20.000 kWh ohne Vorauskasse und ohne Berticksich-
tigung von Neukundenboni fiir den beobachteten Stichtag 1.100 Euro. Abbildung 5.3
gibt einen Uberblick iiber die Hiufigkeitsverteilung des giinstigsten Endkundentarifs
iiber die beobachteten 6.612 Postleitzahlengebiete. 95 % der Angebote liegen zwischen
982 Euro und 1.219 Euro pro Jahr und sind relativ gleichmifBig um den Mittelwert ver-

513 Vgl. ebenda, Tz. 222 und Abbildung 1.3.
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teilt. Der Median betrdgt 1.092 Euro, d.h. die Hélfte aller Angebote weisen einen Preis
kleiner als den Medianwert auf.

493. In lediglich neun Postleitzahlengebieten bietet der Anbieter des Grundversorgungs-
basistarifs auch den giinstigsten Tarif an. Insgesamt werden die giinstigsten Tarife in den
untersuchten Gebieten von 38 verschiedenen Unternehmen angeboten. Davon werden
22 Anbieter mehrheitlich von kommunalen Eigentiimern kontrolliert, bei 14 ist ein pri-
vates Unternehmen der kontrollierende Eigentiimer und lediglich zwei Unternehmen ge-
horen zur Gruppe der grolen Energieversorger. Auf Postleitzahlenebene wird in knapp
53 % aller Gebiete der giinstigste Gastarif von anderen privaten Unternehmen angebo-
ten. In gut 47 % aller Postleitzahlengebiete stammt der giinstigste Tarif von Unterneh-
men, welche mehrheitlich in kommunaler Hand sind, einzig in sieben Postleitzahlenge-
bieten wird der giinstigste Gastarif von einem der groen Energieversorgungsunterneh-
men angeboten.

Abbildung 5.3:

Giinstigster Endkundentarif’ (in Euro)

Prozent

o

900 1000 1100 1200 1300
Preis in Euro

1 Ohne Vorauskasse und Neukundenboni.
Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von Verivox (Stand 2. Mai 2013)

494. Fiir die Attraktivitdt eines Anbieterwechsels und somit auch fiir den Wettbewerbs-
druck von moglichen Konkurrenten auf den Grundversorger ist jedoch die Hohe des
Einsparpotenzials ausschlaggebend. Um das Ausmall moglicher Preiseinsparungen zu
analysieren, bietet sich ein Vergleich zwischen dem Grundversorgungsbasistarif und
dem jeweils giinstigsten Gastarif an. Abbildung 5.4 zeigt die durchschnittliche Summe,
welche durch einen Wechsel eingespart werden konnte. Die mogliche Jahresbeitrags-
minderung liegt in den beobachteten Postleitzahlengebieten im Durchschnitt bei
389 Euro. Die Abbildung macht weiterhin deutlich, dass das durchschnittliche Einspar-
potenzial in denjenigen Gebieten am groBten ist, in denen sich das Grundversorgungs-
unternehmen mehrheitlich in der Hand privater Unternehmen befindet. Wird der Grund-
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versorgungstarif von einem kommunalen Unternehmen angeboten, betrdgt die Differenz
zwischen dem Basistarif des Grundversorgers und dem giinstigsten Angebot im Durch-
schnitt 397 Euro. Das geringste Einsparpotenzial von nur 371 Euro ergibt sich, sofern
der Grundversorger mehrheitlich von einem der groen Energieversorger kontrolliert
wird.

Abbildung 5.4:

Preisdifferenz zwischen Grundversorgungsbasistarif
und giinstigstem Gastarif (in Euro)

416
397
389
371 I

3 grole EVU Kommunale Anbieter* Andere private Anbieter Gesamt

* In Einzelfillen sind auch Unternehmen nicht kommunaler 6ffentlicher Gebietskorperschaften erfasst.
Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von Verivox und ORBIS (Stand Mai 2013)

495. Neben dem Grundversorgungstarif bietet der Grundversorger iiblicherweise auch
Sondervertrdge an. Sondervertrdge bei Grundversorgern werden mittlerweile von dem
GroBteil der Gashaushaltskunden — fast 64 %°'* — in Anspruch genommen. Abbildung
5.5 verdeutlicht das Einsparpotenzial bei einem Wechsel vom Grundversorgungsbasista-
rif zum giinstigsten Sondertarif des jeweiligen Grundversorgers. Im Durchschnitt kon-
nen Haushalte bei einer jdhrlichen Abnahmemenge von 20.000 kWh etwa 135 Euro spa-
ren. Je nach Eigentiimerstruktur des Grundversorgungsunternehmens variiert das Ein-
sparpotenzial zwischen 120 Euro (groBe Energieversorgungsunternechmen) bis zu
245 Euro (andere private Unternehmen). Bei kommunalen Grundversorgern liegt die
Preisdifferenz bei etwa 137 Euro. Zudem wird deutlich, dass zwischen dem glinstigsten
Sondervertragstarif des Grundversorgers und dem giinstigsten Gastarif im jeweiligen
Postleitzahlengebiet enorme Preisdifferenzen bestehen. Ein Grund, dass Kunden den-
noch die Sondervertrage bei dem Grundversorger préiferieren, mag darin liegen, dass im
Falle eines (blofen) Tarifwechsels die Kunden eines Grundversorgertarifs ithren Anbie-

514 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 230.
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ter (also beispielsweise das Stadtwerk) nicht verlassen miissen, sodass hier die Wechsel-
hiirde als vergleichsweise gering angenommen werden kann.

Abbildung 5.5:

Preisdifferenz zwischen Grundversorgungsbasistarif
und giinstigstem Sondervertragstarif
des Grundversorgers (in Euro)

245
137 135
| I I

3 grole EVU Kommunale Anbieter* Andere private Anbieter Gesamt

* In Einzelfillen sind auch Unternehmen nicht kommunaler 6ffentlicher Gebietskorperschaften erfasst.
Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von Verivox und ORBIS (Stand Mai 2013)

496. Neben der Analyse des glinstigsten Tarifs erscheint die Betrachtung der Tarife, die
mit dem giinstigsten Tarif vergleichbar sind, sinnvoll. So liegt es nahe, auf die nichst-
giinstigeren Tarife auszuweichen, sofern der giinstigste Anbieter aufgrund bestimmter
nicht beobachtbarer Eigenschaften oder Kundenpréferenzen, wie zum Beispiel der Mar-
kenreputation, nicht fiir einen Wechsel infrage kommt. Es ist anzunehmen, dass zumin-
dest diejenigen Anbieter, die maximal 10 % teurer sind als der giinstigste Tarif, bei prin-
zipiell wechselwilligen Kunden in die engere Wahl geraten. Zudem kommen innerhalb
dieser engen Preisspanne am ehesten preisunabhéngige Tarifeigenschaften als Wechsel-
grund in Betracht. Aus diesen Griinden kann allein die Anzahl an Wettbewerbern, die
innerhalb dieser Preisspanne agieren, einen Eindruck fiir die vorliegende Wettbewerbs-
intensitdt im jeweiligen Gebiet vermitteln, wobei zu berlicksichtigen ist, dass nicht
zwingend ein positiver Zusammenhang zwischen der Anzahl der Wettbewerber und der
Wettbewerbsintensitit bestehen muss.

497. Innerhalb der Tarife, deren Jahresabnahmepreis entweder das glinstigste Angebot
ist oder aber maximal 10 % dariiber liegt, sind durchschnittlich etwa zehn Anbieter ak-
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tiv.’" In lediglich 62 bzw. etwa knapp 1 % aller Postleitzahlengebiete bietet auch das
Grundversorgungsunternehmen einen Tarif an, welcher in die Gruppe der giinstigsten
Tarife fillt. Insgesamt werden von 161 Unternehmen Gastarife innerhalb dieser Preis-
klasse angeboten. Die meisten dieser Anbieter vertreiben ihre Tarife jedoch nicht fla-
chendeckend, sondern nur lokal. Lediglich acht Anbieter sind in mehr als 50 % der un-
tersuchten Postleitzahlengebiete aktiv. Abbildung 5.6 zeigt die Verteilung der Anzahl
der Wettbewerber nach Postleitzahlengebiet.

Abbildung 5.6:

Verteilung der Anzahl der Wettbewerber, die einenTarif anbieten,
dessen Jahrespreis entweder der giinstigste ist oder maximal
10 % iiber dem des giinstigsten liegt
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Prozent
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Anzahl Wetthewerber

Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von Verivox und ORBIS (Stand Mai 2013)

498. Die Preisdifferenzen zwischen dem Grundversorgungsbasistarif und der Gruppe
derjenigen Tarife, welche maximal 10 % teurer sind als der giinstigste Gastarif, betragt
im Durchschnitt fiir die betrachteten Postleitzahlengebiete 325 Euro (vgl. Abbildung
5.7). Aquivalent zu Abbildung 5.4 und Abbildung 5.5 ist das Einsparpotenzial bei
Grundversorgungstarifen, welche von Unternehmen angeboten werden, die mehrheitlich
von privaten Unternehmen kontrolliert werden, am grofiten. Grundsitzlich variieren al-
lerdings die Einsparmdglichkeiten in Abhidngigkeit von der Eigentiimerstruktur nicht
gravierend. Das allerdings erhebliche Einsparpotenzial von iiber 20 % bei einem Verlas-
sen des Grundversorgungsbasistarifs (der im Durchschnitt wie gezeigt 1.490 Euro bzw.

515 Bei Betrachtung derjenigen Tarife, welche maximal 5 % hoher als das giinstigste Angebot liegen, re-
duziert sich diese Zahl auf durchschnittlich fiinf Wettbewerber je Postleitzahlengebiet.
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— gewichtet nach Haushalten — 1.491 Euro betrdgt) konnte ein Indiz fiir zwei sachlich
getrennte Mirkte sein.’'®

Abbildung 5.7:

Preisdifferenz zwischen dem Grundversorgungsbasis-
tarif und der Gruppe der giinstigsten Gastarife'

(in Euro)
354
334
325
| I
3 groRe EVU Kommunale Anbieter* Andere private Anbieter Gesamt

1 Durchschnittspreis derjenigen Gastarife, welche maximal 10 % teurer sind als der giinstigste Tarif je Postleitzahl.
* In Einzelfillen sind auch Unternehmen nicht kommunaler 6ffentlicher Gebietskorperschaften erfasst.
Quelle: Eigene Berechnungen basierend auf Daten von Verivox und ORBIS (Stand Mai 2013)

499. Aus der deskriptiven Analyse des Endkundenmarktes Gas lassen sich abschlieBend
folgende Ergebnisse hervorheben:

« Die Anbieter auf dem Gasendkundenmarkt sind groftenteils lediglich lokal ak-
tiv.

« Die Grundversorgung wird auf dem Gasendkundenmarkt von kommunalen Ak-
teuren dominiert. So ist die Mehrzahl der Grundversorgungsunternehmen in
kommunaler Hand; in etwa einem Dirittel aller untersuchten Postleitzahlengebie-
te wird der Grundversorger mehrheitlich von einem der groBen Energieversor-
gungsunternechmen kontrolliert. Vattenfall tritt dabei in keinem Gebiet als Grund-
versorger auf. Des Weiteren wird ersichtlich, dass unter Beriicksichtigung der

516 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 170. Bei einem hohen Preisabstand zwi-
schen Grundversorgungstarifen und Sondervertragstarifen ist moglicherweise anzunehmen, dass der
Grundversorger iiber ausreichende Marktmacht verfiigt und so (analog zum Stromendkundenmarkt)
zwei getrennte Mérkte — ein Markt flir Grundversorgungs- und ein Markt fiir Sondervertragskunden —
sachlich abgegrenzt werden konnen. Fiir eine ausfiihrliche Beschreibung der Marktabgrenzung auf
Strom- und Gasmaérkten vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 141 ff.
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Sperr- bzw. Minderheitsbeteiligungen der grofen Energieversorgungsunterneh-
men, diese in knapp der Hilfte aller Gebiete als Grundversorgungsunternechmen
aktiv sind.

« Die Preisanalyse bestitigt, dass der Grundversorgungstarif vergleichsweise teuer
ist und sich fiir einen giinstigeren Gasbezug am ehesten ein Anbieterwechsel
oder doch zumindest — wenn auch mit nicht ganz so groBem Einsparpotenzial —
ein Tarifwechsel zu einem Sondervertrag beim Grundversorger lohnen kann. Das
erhebliche Einsparpotenzial von iiber 20 % bei einem Wechsel des Grundversor-
gungsbasistarifs in einen Sondervertrag konnte ein Indiz fiir zwei sachlich ge-
trennte Mérkte auf dem Gasendkundenmarkt sein.

« Grundversorgungsvertrige bei kommunalen Anbietern sind im Durchschnitt am
giinstigsten. Die nach Haushalten gewichteten Durchschnittspreise fiir Grundver-
sorgungsvertrige privater Anbieter (wobei nicht die drei groBBen Energieversor-
gungsunternechmen gemeint sind) liegen indes um etwa 12 % iiber denen kom-
munaler Anbieter. Dabei bietet das jeweilige Grundversorgungsunternehmen in
lediglich knapp 1 % aller Postleitzahlengebiete einen Tarif an, welcher in die
Gruppe der giinstigsten Tarife fillt.

5.3 Schlichtungsstellen

500. Die zunehmende Komplexitidt des Energiemarktes hat dazu beigetragen, dass es
eine grole Anzahl an offenen Fragen und Streitigkeiten zwischen EE-Anlagenbetreibern
und Netzbetreibern einerseits und Verbrauchern und Energieversorgern andererseits gibt.
Fiir eine auBergerichtliche Losung von Problemen dieser Art wurden zwei Schlichtungs-
stellen eingerichtet: die Clearingstelle EEG und die Schlichtungsstelle fiir Energie. Uber
die konkrete Problemlosung im Einzelfall hinaus kdnnen die Schlichtungsstellen zu ei-
ner groBBeren Transparenz des Marktes beitragen.

5.3.1 Clearingstelle EEG

501. Die Clearingstelle EEG wurde im Jahr 2007 vom Bundesumweltministerium ein-
gerichtet. Der Clearingstelle obliegt vornehmlich eine zeitnahe und kostengiinstige Kla-
rung von Streitigkeiten zwischen EE-Anlagen- und Netzbetreibern sowie Anwendungs-
fragen im Bereich des EEG und der aufgrund des EEG erlassenen Rechtsverordnungen
(z.B. der Biomassestrom-Nachhaltigkeitsverordnung, BioSt-NachV).>"” Gegeniiber her-
kémmlichen Strategien der Konfliktbehandlung kann ein Verfahren vor der Clearingstel-
le EEG in der Regel ziigig und kostengiinstiger als durch ein Gericht abgeschlossen wer-
den.’"® Die Clearingstelle EEG ist keinen Weisungen unterworfen. In der Clearingstelle
arbeiten derzeit 17 Mitarbeiter; das Personal der Clearingstelle setzt sich aus Experten
fiir die rechtlichen und technischen Aspekte der erneuerbaren Energien sowie fiir die au-
Bergerichtliche Streitbeilegung zusammen.

517 Vgl. Biomassestrom-Nachhaltigkeitsverordnung vom 23. Juli 2009, BGBI. I S. 2174; zuletzt geéndert
durch Art. 2 Absatz 70 des Gesetzes vom 22. Dezember 2011, BGBI. I S. 3044. Zu den allgemeinen
Ausfiihrungen vgl. EEG-Clearingstelle, Tatigkeitsbericht 2012, S. 2, http://www.clearingstelle- eeg.-
de/files/Taetigkeitsbericht.pdf. Daneben erfiillt die Clearingstelle auch allgemeine Informationsaufga-
ben.

518 Die Hohe des Entgeltes bestimmt sich nach der Entgeltordnung der Clearingstelle EEG (EntgeltO).
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502. Im Falle von Streitigkeiten und Anwendungsfragen klirt die Clearingstelle die
Streitigkeiten durch Empfehlungsverfahren (Klarung genereller rechtlicher Auslegungs-
und Anwendungsfragen des EEG mit hoher Komplexitit fiir eine unbestimmte Vielzahl
von Fillen), Hinweisverfahren (Kliarung rechtlicher Auslegungs- und Anwendungsfra-
gen des EEG mit geringerer Komplexitit fiir eine unbestimmte Vielzahl von Fillen), Vo-
tumsverfahren (die Parteien rufen die Clearingstelle als neutrales Fachgremium an; Be-
gutachtung der auf dem Sachvortrag der Parteien beruhenden Rechtslage im Einzelfall),
Einigungsverfahren (die Clearingstelle hat die Rolle einer neutralen Moderatorin des
Gesprichs zwischen den Beteiligten inne; sie berét keine der Parteien und nimmt weder
vor noch wihrend des Verfahrens inhaltlich Stellung zum Gegenstand des Konfliktes),
schiedsrichterliche Verfahren (Schiedsgericht im Einzelfall; die Clearingstelle EEG wird
dann als Schiedsgericht im Sinne des Zehnten Buchs der Zivilprozessordnung tétig) und
Stellungnahmeverfahren (Begutachtung rechtlicher Anwendungsfragen des EEG auf Er-
suchen eines Zivilgerichtes, iiber welche das Gericht zu entscheiden hat). Die Clearing-
stelle EEG schlief3t durchschnittlich alle zwei Wochen ein formliches Verfahren ab. Pro
Werktag werden rund sieben Anfragen informell beantwortet (,,Freihandverfahren®), in-
dem z.B. die Anfragenden auf bereits verdffentlichte Empfehlungen oder Hinweise auf-
merksam gemacht werden.’"

503. Die Mehrheit der Anfragen bei der Clearingstelle EEG bezieht sich mit fast 70 %
auf die solare Strahlungsenergie.”® Der Grund hierfiir ist die sehr kleinteilige Erzeuger-
struktur mit vielen Privathaushalten (und damit vergleichsweise groBem Beratungsbe-
darf im Bereich der Energiegewinnung) bei einer gleichzeitig grolen Menge an instal-
lierter Leistung. So betrdgt die installierte elektrische Erzeugungsleistung der Photovol-
taik rund 30.500 MW, wihrend beispielsweise Steinkohle und Erdgas jeweils (nur) etwa
20.500 MW bzw. 20.000 MW aufweisen.**!

504. Bei den meisten Uneinigkeiten oder Unklarheiten handelt es sich um Fragen zu
Vergiitungs- bzw. Zuschlagszahlungen. Zudem besteht ein erhohter Klarungsbedarf zur
Netzanbindung und zur Begriffsdefinition ,,Anlage” gemid3 EEG. Weitere Anfragen be-
treffen die Anforderungen an eine Inbetriebnahme im Sinne des EEG sowie den Mess-
stellenbetrieb.’*

5.3.2 Schlichtungsstelle fiir Energie

505. Die Schlichtungsstelle fiir Energie besteht aus 18 Mitarbeitern und wurde 2011
vom Bundeswirtschaftsministerium eingerichtet, um auflergerichtlich Streitigkeiten zwi-
schen Unternehmen und Privathaushalten {iber den Anschluss an das Versorgungsnetz,
die Belieferung mit Energie sowie die Messung der Energie zu 16sen.” Begrifflich er-
fasst ist die leitungsgebundene Energieversorgung mit Strom und Gas gemil EnWG.
Die Schlichtungsstelle wird gemeinsam getragen von Verbénden der Energiewirtschaft
und dem Verbraucherzentrale Bundesverband e.V. (vzbv). Die Schlichtungsstelle ist un-

519Vgl. EEG-Clearingstelle, Tatigkeitsbericht 2012, S. 2 ff., http://www.clearingstelle-eeg.de/files/Tae-
tigkeitsbericht.pdf.

520 Vgl. Broschiire der Clearingstelle 2012, S. 21, http://www.clearingstelle-eeg.de/files/Broschuere.pdf.

521 Vgl. BNetzA/BKartA, Monitoringbericht 2012, S. 23.

522 Vgl. Broschiire der Clearingstelle 2012, S. 21, http://www.clearingstelle-eeg.de/files/Broschuere.pdf.

523 Beratungsleistungen allgemeiner Art sind nicht als Aufgabe der Schlichtungsstelle vorgesehen. Diese
werden beispielsweise von den Verbraucherzentralen oder dem Verbraucherservice der Bundesnetz-
agentur iibernommen.
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abhingig und zustindig fiir alle Verbraucher, die sich zuvor erfolglos mit ihrer Be-
schwerde an ihr Energieversorgungsunternehmen gewandt haben (§ 111a EnWG). Bean-
tragt ein Verbraucher eine Schlichtung bei der Schlichtungsstelle, dann ist das Unterneh-
men verpflichtet, an dem Schlichtungsverfahren auch teilzunehmen (§ 111b Abs. 1 S. 1,
2 EnWG). Die Schlichtungsstelle priift das Anliegen und erarbeitet eine Schlichtungs-
empfehlung zur einvernehmlichen und auBergerichtlichen Streitbeilegung. Dies ge-
schieht fiir die Betroffenen typischerweise rascher als im Rahmen eines Gerichtsverfah-
rens, ist kostengilinstiger und entlastet iiberdies die Gerichte. Die Schlichtungsempfeh-
lung ist fiir die Beteiligten bindend, wenn sie von allen Beteiligten anerkannt wird. Die
ersten Erfahrungen der Schlichtungsstelle zeigen eine hohe Akzeptanz der Schlichtungs-
empfehlungen durch die Unternehmen und die Verbraucher. Grundsétzlich steht den Be-
teiligten aber nach wie vor der Rechtsweg offen. Fiir den Verbraucher ist das Schlich-
tungsverfahren kostenlos.**

506. Thematisch betrafen die Schlichtungsantrdge im Jahr 2012 in 44 % der Fille das
Thema Abrechnung, zu 39 % vertragliche Streitigkeiten, zu 10 % die Themen Lieferan-
tenwechsel und An- und Abmeldung. Bejaht der Ombudsmann der Schlichtungsstelle
die Zuldssigkeit und Eignung des Schlichtungsantrags, wird das Schlichtungsverfahren
eroffnet. Insgesamt wurden im Jahr 2012 1.350 Schlichtungsverfahren durchgefiihrt. In
rund 86 % aller Schlichtungsverfahren wurde eine einvernehmliche Einigung zwischen
den Beteiligten herbeigefiihrt.*

507. Die Anfragen betrafen im Jahr 2012 rund 450 Unternehmen, wobei rund 57 % der
Schlichtungsantrdge auf nur zwei Unternehmen entfielen, die ihre Vertragsabschliisse
nahezu ausschlieflich iiber das Internet generierten.”*® Die Versorger dieser Schlich-
tungsverfahren werden aus Datenschutzgriinden von der Schlichtungsstelle nicht verof-
fentlicht. GemaB § 111c Abs. 3 EnWG tauscht sich die Schlichtungsstelle mit der Bun-
desnetzagentur iiber anhingige Missbrauchs- und Schlichtungsverfahren aus. Die Ge-
sprache dariiber, inwieweit die Bundesnetzagentur kiinftig auch bestimmte Ergebnisse
hieraus verdffentlicht und so fiir mehr Markttransparenz fiir die Verbraucher sorgt, sind
noch nicht abgeschlossen.

Eine solche Transparenz, man denke an die Insolvenz von Flexstrom™’ und die damit
verbundenen Negativfolgen fiir die Verbraucher und den Wettbewerb, ist aus Sicht der
Monopolkommission in jedem Fall zu begriilen, da sich hieraus Informationsasymme-
trien zulasten aller Verbraucher wirksam reduzieren lassen konnten. Im Sinne des Ver-
braucherschutzes kann ein Mehr an Transparenz das Vertrauen der Verbraucher in die
Funktionsfdhigkeit des Endkundenmarktes starken.

524 Lediglich im Falle offensichtlich missbrauchlicher Anrufung der Schlichtungsstelle kann auch von den
antragstellenden Verbrauchern nach der Verfahrensordnung ein Entgelt verlangt werden.

525 Vgl. Tétigkeitsbericht der Schlichtungsstelle Energie 2012, S. 10 ff., http://www.schlichtungsstelle-
energie.de/fileadmin/images webseite/pdf/ Taetigkeitsbericht der Schlichtungsstelle Energie 1 .
Pdf.

526 Vgl. ebenda, S. 11.

527 Am 12. April 2013 haben Flexstrom sowie die Unternehmenstochter Lowenzahn und OptimalGriin
Insolvenz angemeldet, anschlieBend auch FlexGas.
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5.4 Kartellrechtliche Fallpraxis

508. Sowohl in ihren Sondergutachten zum Energiesektor als auch in ihren Hauptgut-
achten wiirdigt die Monopolkommission die kartellrechtliche Fallpraxis und nimmt zu
wichtigen Entwicklungen Stellung. Im Bereich der Endkundenmarkte hat sich die Mo-
nopolkommission in der Vergangenheit insbesondere zu Fragen der Marktabgrenzung
sowie zur Missbrauchsaufsicht und insbesondere zur speziellen Preismissbrauchsauf-
sicht gemdll § 29 GWB gedullert. Seit der letzten Stellungnahme der Monopolkommis-
sion im 19. Hauptgutachten haben sich in diesem Zusammenhang keine wesentlichen
neuen Entwicklungen gezeigt.

509. Die Frage der geeigneten sachlichen und rdumlichen Abgrenzung der Endkunden-
mirkte fiir Strom und Gas hatte die Monopolkommission zuletzt in ithrem Sondergut-
achten zum Energiesektor 2011 und in ihrem 19. Hauptgutachten ausfiihrlich und unter
Beriicksichtigung aktueller Verfahren beleuchtet.”” Eine Kernfrage betraf dabei die ge-
naue Abgrenzung des Marktes fiir die Belieferung von Haushalts- und Kleingewerbe-
kunden (HuK-Markt), ohne Heizstrommarkt.’” Bei diesem Segment unterscheidet sich
die sachliche und rdumliche Abgrenzung der Mérkte im Strom- und Gassektor durch das
Bundeskartellamt deutlich. So nimmt das Amt im Gassektor einen einheitlichen sach-
lich relevanten Markt fiir die Belieferung von HuK-Kunden an, den es netzbezogen ab-
grenzt. Im Stromsektor unterscheidet das Amt hingegen zwei sachlich relevante Mérkte,
einen Markt fiir die Belieferung von Standardlastprofil-Kunden (SLP-Kunden)** in der
Grundversorgung und einen Markt fiir die Belieferung dieser Kunden mit Sondervertré-
gen. Wihrend der Markt fiir Kunden der Grundversorgung weiterhin netzbezogen abge-
grenzt wird, nimmt das Bundeskartellamt seit der Entscheidung Integra/Thiiga fiir die
Belieferung von Kunden mit Sondervertridgen einen bundesweiten Markt an.>!

510. Die Monopolkommission vertritt die Ansicht, dass insbesondere eine Priifung der
Nachfragesubstitution weiterhin fiir eine netzbezogene Marktabgrenzung sowohl im
Strom- als auch im Gassektor spricht. Da der liberwiegende Teil der Anbieter nicht in
samtlichen bundesweiten Netzgebieten aktiv ist, sind die Auswahlmoglichkeiten fiir
Verbraucher sowohl im Gas- als auch im Stromsektor objektiv begrenzt.>*> Des Weiteren
hat die Monopolkommission stets betont, dass die Aufteilung des Marktes in einen
Markt fiir die Belieferung von SLP-Kunden mit Grundversorgungstarifen und in einen
Markt fiir die Belieferung von SLP-Kunden mit Sondervertragen verschiedene wettbe-
werbstheoretische Probleme aufwirft und daher umfassend gepriift und begriindet wer-
den sollte. Insbesondere die unterschiedliche Behandlung des Strom- und des Gassek-
tors durch das Bundeskartellamt erscheint der Monopolkommission zudem nicht ausrei-
chend argumentativ belegt. Die Monopolkommission regt daher an, in zukiinftigen Be-

528 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.0., Tz. 141 ff.; Hauptgutachten 2010/2011,
a.a.0., Tz. 687 ff.

529 Der ebenfalls zu den Markten fiir die Belieferung von HuK-Kunden zdhlende Markt fiir die Beliefe-
rung mit Heizstrom ist aufgrund seiner Eigenschaften gesondert abzugrenzen. Dieser Umstand ist je-
doch fiir die nachfolgende Betrachtung der iibrigen Markte fiir die Belieferung von Haushalts- und
Kleingewerbekunden nicht weiter relevant; vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O.,
Tz. 166 f.

530 Charakteristisch ist, dass die Tagesverbrauche von HuK-Kunden nicht {iber eine registrierte Leistungs-
messung, sondern iiber ein Standardlastprofil (SLP) abgerechnet werden.

531 Vgl. BKartA, Beschluss vom 30. November 2009, B8-107/09.

532 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 59, a.a.O., Tz. 172 ff.
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schliissen diesem Aspekt besondere Aufmerksamkeit zu schenken und dabei die Ubetle-
gungen der Monopolkommission einflieen zu lassen.

511. Neben der Marktabgrenzung hat die Monopolkommission vor allem der Anwen-
dung der Preismissbrauchsaufsicht auf den Endkundenmérkten fiir Energie besondere
Aufmerksamkeit gewidmet. In den letzten Jahren ist das Bundeskartellamt mehrmals
wegen des Verdachts missbrauchlich iiberhohter Preise gegen einzelne Energieversorger
vorgegangen. In seiner Anwendungspraxis der speziellen Missbrauchsaufsicht gemaf3
§ 29 GWB hat sich das Bundeskartellamt bis heute auf die Endkundenmarkte fiir Gas
und Heizstrom konzentriert. Sowohl die Einfiihrung als auch die konkrete Anwendungs-
praxis des § 29 GWB wurden von der Monopolkommission in der Vergangenheit kri-
tisch begleitet.”” Grundsitzlich hilt die Monopolkommission eine Preismissbrauchs-
aufsicht dann fiir erforderlich, wenn Mérkte aufgrund von Marktzutrittsschranken dauer-
haft keinem wirksamen Wettbewerb ausgesetzt sind. Die Anwendung des Instruments
auf Mirkten, die solche Beschrinkungen nicht aufweisen, kann derweil einer Entwick-
lung zu effizientem Wettbewerb auch entgegenstehen. Dahingehend bewertet die Mono-
polkommission die verschérfte Missbrauchsaufsicht durch § 29 GWB, dessen Anwen-
dung bisher mit dem Gas- und dem Heizstromsektor Mirkte betroffen hat, in denen kei-
ne dauerhaft stabile Marktmacht vorlag, kritisch. Sie bedauert, dass die zunichst bis
Ende 2012 begrenzte Vorschrift durch die 8. GWB-Novelle um fiinf Jahre verlédngert
wurde.>**

512. Neben grundsitzlichen Erwagungen hat die Monopolkommission mehrmals auf die
Bedeutung einer auch okonomisch-methodisch korrekten Anwendung der Preismiss-
brauchsaufsicht hingewiesen. Insbesondere bei der Anwendung im Heizstromsektor hat
sie Aspekte wie die fehlende Beriicksichtigung von Kapitalkosten kritisiert und deutlich
gemacht, dass der kostenrechnerisch vom Bundeskartellamt ermittelte Erlosmafstab von
den Unternehmen sowohl erreichbar als auch antizipierbar sein muss.** Allerdings steht
eine gerichtliche Kontrolle bisher aus, da sowohl die Verfahren im Gassektor als auch
diejenigen im Heizstromsektor bisher ganz iiberwiegend aufgrund von Zusagen der Un-
ternechmen gemill § 32b GWB eingestellt wurden. Eine Ausnahme stellt das Verfahren
gegen die Entega Privatkunden GmbH & Co KG™° dar, in dem gegen die Verfligung des
Amtes vom 19. Mérz 2012 Beschwerde eingelegt wurde. Ein Urteil des Oberlandesge-
richtes Diisseldorf wird nicht vor September 2013 erwartet.

513. Derzeit sind weitere auf § 19 GWB basierende Preismissbrauchsverfahren im Ener-
giesektor anhingig, die sich jedoch nicht auf die Strom- und Gasmérkte, sondern auf
den Bereich der Fernwiarme beziehen. Aspekte dieser Verfahren wird die Monopolkom-
mission voraussichtlich in ithrem 20. Hauptgutachten im Jahr 2014 néher untersuchen.

533 Vgl. Monopolkommission, Sondergutachten 47, a.a.O., Tz. 8 ff.; Sondergutachten 54, a.a.O.,
Tz. 503 ff.; Sondergutachten 59, a.a.0., Tz. 710 ff.; Die 8. GWB-Novelle aus wettbewerbspolitischer
Sicht, Sondergutachten 63, Baden-Baden 2012, Tz. 92 ff.; Hauptgutachten 2010/2011, a.a.O.,
Tz. 626 ff.

534 Achtes Gesetz zur Anderung des Gesetzes gegen Wettbewerbsbeschriinkungen (8. GWB-AndG) vom
29. Juni 2013, BGBL. I S. 1738.

535 Vgl. Monopolkommission, Hauptgutachten 2010/2011, a.a.O., Tz. 629 ff.

536 Vgl. BKartA, Beschluss vom 19. Mirz 2012, B10-16/09.
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6. Zentrale Handlungsempfehlungen der Monopolkommission

514. Die konsequente Arbeit an der Verwirklichung wettbewerblicher Strukturen in der
leitungsgebundenen Versorgung mit Strom und Gas hat in den letzten Jahren dazu ge-
fithrt, dass sich in vielen Bereichen des Energiesektors Wettbewerb entwickeln konnte.
Allerdings miissen auch eine Reihe von neuen Wettbewerbs- und Regulierungsproble-
men und die Verwirklichung des europdischen Energiebinnenmarktes konsequent ange-
gangen werden. Problematisch fiir die Wettbewerbsentwicklung im Energiesektor sind
vor allem Bereiche, die im Zuge der Energiewende und der massiven Forderung der er-
neuerbaren Energien geschaffen und ausgebaut wurden. Zukiinftig sollte die Energiepo-
litik wieder starker auf Wettbewerb, den Preismechanismus und marktliche Anreize set-
zen. Die Monopolkommission hat die zahlreichen Problemkomplexe auf dem Energie-
markt intensiv untersucht und empfiehlt folgende zentrale Anderungen:

Fordersysteme fiir erneuerbare Energien

Das Fordersystem fiir erneuerbare Energien sollte zukiinftig so ausgestaltet werden, dass

« das nationale EE-Fordersystem und der europédische Emissionsrechtehandel auf-
einander abgestimmt werden, um so die Klimaschutzziele zu erreichen,

 die Forderung erneuerbarer Energien auf ein Quotenmodell nach schwedischem
Vorbild umgestellt wird,

- das Erneuerbare-Energien-Gesetz zukiinftig einen langfristigen Pfad fiir den
jéhrlichen Zubau von Anlagen festlegt,

« Anlagen dann nicht geférdert werden, wenn der Borsenpreis negativ ist.
Versorgungssicherheit in der Energiewende

Die Versorgungssicherheit kann sichergestellt werden, indem

«  Netzungleichgewichte neben dem Netzausbau auch durch mogliche alternative
Mechanismen verringert werden,

- eine kleine strategische Kapazitétsreserve geschaffen wird, die den Gesamtkapa-
zitdtsbedarf sicherstellen soll,

+ die Markttransparenzstelle und die Bundesnetzagentur den Bedarf an Kapazitits-
mechanismen laufend evaluieren und erforderlichenfalls langfristig eine mit den
anderen Mitgliedstaaten abgestimmte Einfiihrung von Kapazitdtsmérkten vorbe-
reitet wird.

Regulierung und Ausbau der Energieversorgungsnetze

Die Regulierung von Strom- und Gasnetzen ist zu verbessern durch

- eine Uberpriifung der Ausgewogenheit von Regulierungsaufwand und -nutzen,
insbesondere vor der im Jahr 2019 beginnenden Anreizregulierungsperiode,

- eine Uberpriifung der Anreizregulierung auf eine geeignete Investitionsvergii-
tung, insbesondere von Verteilnetzbetreibern,

- eine Anpassung der Netzentgelte hin zu einem hdheren Grundentgelt, um dem
Problem der Netzparitit zu begegnen,
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die Priifung und Forderung der Zusammenlegung weiterer Gasgrofhandels-
marktgebiete zur Steigerung der Handelsliquiditit, der Versorgungssicherheit
und der Produktvielfalt,

die vollumfingliche Integration aller Gasprodukte in die gemeinsame Handels-
plattform PEGAS zur Vermeidung von Handelsineffizienzen,

eine umfassende Ausgestaltung der Netzkodizes,

die Aufnahme von Konzessionen zum Betrieb von Energieversorgungsnetzen in
den Anwendungsbereich des formlichen Vergabeverfahrens gemill §§ 97 ff.
GWRB. Bei der Entscheidung tiber die Konzessionsvergabe sollte der angebotene
Abschlag vom Netznutzungsentgelt ausschlaggebend sein. Eine entsprechende
Bestimmung ist in § 46 EnWG aufzunehmen.

Der vor allem im Rahmen der Energiewende notwendige Netzausbau kann reduziert
werden, indem

vorhandene Netzausbaualternativen (z.B. Demand Side Management) und Mdog-
lichkeiten des Abregelns stirker in die Ausbauplanungen einbezogen werden,

ein kostenneutrales, von den Energieerzeugern zu tragendes, rdumlich differen-
ziertes Netzentgelt (bzw. eine Netzpridmie) eingefiihrt wird (G-Komponente),
durch das Anreize fiir Anndherungen von Erzeugungs- und Verbrauchsstandorten
gesetzt werden.

Grofhandel

Um den Wettbewerb im GroB3handel von Strom und Gas zu stérken, sollte(n)

die Markttransparenzstelle als Kooperations- und Lernplattform zwischen den
fiir die Aufsicht tiber den Energiehandel zustéindigen Behorden und externen Ex-
perten genutzt werden,

Datensétze der Markttransparenzstelle und von ACER wettbewerbsneutral und
mit Zeitverzogerung der Wissenschaft zu Forschungszwecken zur Verfiigung ge-
stellt werden,

die Engpassmanagementsysteme im Strom- und Gassektor ausgebaut und ein eu-
ropdischer Energiebinnenmarkt geschaffen werden.
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Glossar

Bruttostromerzeugung

Erzeugte elektrische Arbeit einer Erzeugungseinheit, gemessen an den Generatorklem-
men

Dargebotsabhiingige Energieerzeugung

Formen der Energieerzeugung, die wetterabhingig sind (insbesondere solare Strahlungs-
energie und Windenergie) und daher keine Regelversorgung mit Strom gewéhrleisten

Dekarbonisierung

Reduktion der Energieerzeugung auf Basis kohlenstofthaltiger Energietrdger mit dem
Ziel der Emissionsreduktion

Energietriger

Alle Quellen oder Stoffe, in denen Energie mechanisch, thermisch, chemisch oder phy-
sikalisch gespeichert ist

Erneuerbare Energien, Erneuerbare

Als erneuerbare Energien bzw. Erneuerbare bezeichnet man Energietriger bzw. -quellen,
die sich stindig erneuern bzw. nachwachsen und somit unerschdpflich sind.

EE-Anlagen

Anlagen, die Strom aus erneuerbaren Energien produzieren. Mitunter werden auch wei-
tere Anlagen eingeschlossen, die zwar keine erneuerbaren Energietrdger zur Stromer-
zeugung nutzen, dafiir jedoch aus anderen technologischen Griinden 6kologisch vorteil-
haft sind.

EEG-Strom

Strom, der einer Forderung durch das Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) unterliegt.
Hierzu zéhlen Sonnenenergie, Biomasse, Wasserkraft, Windenergie, Umgebungswérme,
Erdwirme (Geothermie) und Gezeitenenergie.

Griinstrom

Als Griinstrom bezeichnet man Strom, der auf Basis erneuerbarer Energietrager gewon-
nen wurde.

Nennleistung
Dauerleistung einer Erzeugungs-, Ubertragungs- und Verbrauchsanlage
Nettostromerzeugung

Die um ihren Betriebseigenverbrauch verminderte Bruttostromerzeugung einer Erzeu-
gungseinheit.

Netzparitiit

Eine Situation, in der selbst erzeugter Solarstrom nicht mehr kostet als der iiber das Netz
bezogene ,,Fremdstrom®.

Okostrom vgl. Griinstrom
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Okostromtarif

Ein Stromtarif, der mithilfe von Okostrom-Labeln oder Stromkennzeichnung als Strom-
tarif mit besonderer Relevanz des Anteils/der Forderung der effizienten oder regenerati-
ven Energiegewinnung ausgewiesen und zu einem gesonderten Tarif angeboten/gehan-
delt wird. Ausgenommen von dieser Kennzeichnung ist aufgrund des Doppelvermar-
kungsverbotes der EEG-Strom.

orc
AuBerborslicher Handel
Technologieneutrale EE-Forderung

Eine technlogieneutrale EE-Forderung differenziert nicht nach unterschiedlichen Ener-
gietrdgern. Im Gegensatz dazu differenziert ein technologiespezifisches EE-Fordersys-
tem — wie die EEG-Forderung — nach Energietragern, weil die Forderung sich an den
Gestehungskosten orientiert. Weitere Griinde einer technologiespezifischen Forderung
kann der Wunsch der Politik nach einer kleinteiligeren Erzeugerstruktur sein (z.B. mit-
hilfe kleiner Photovoltaikanlagen) oder auch das Forcieren einer grofleren Grundlast
(z.B. mithilfe von Offshore-Windanlagen).
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