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1.1.1 Einleitung

Netzbasierte Infrastrukturdienstleistungen besitzen die Eigenschaft der Faktornotwendigkeit.
Sie sind durch die Notwendigkeit ihrer Mitnutzung fiir den funktionierenden Wettbewerb auf



vor- und nachgelagerten Wertschopfungsstufen als wesentliche Einrichtung (,,Essential Faci-
lity) einzustufen und bediirfen einer besonderen Aufmerksamkeit. In Kombination mit der
ausgepragten Investitionsintensitét und vorliegenden Marktunvollkommenheiten gehort der
Stromsektor seit seiner Entstehung zu den Wirtschaftsbereichen mit hoher staatlicher Ein-
griffstiefe. Uber weite Teile des 20. Jahrhunderts wurde aus diesem Grund die gesamte Wert-
schopfungskette von vertikal integrierten Monopolisten bedient und ordnungspolitisch prote-
giert.! Da sich von den traditionellen Wertschopfungsstufen Erzeugung, Ubertragung und
Verteilung sowie Handel und Vertrieb nur die natiirlichen Monopole auf den Netzstufen nicht
wettbewerblich organisieren lassen, wurde die Betrachtung der Wertschopfungskette als Gan-
zes jedoch im Laufe der Zeit als nicht mehr sinnvoll erachtet.? Dieser disaggregierten Betrach-
tung der Wertschopfungskette wurde mit Inkrafttreten des Gesetzes zur Neuregelung des Ener-
giewirtschaftsrechts am 29. April 1998 und der damit einhergehenden Umsetzung der EU-
Richtlinie zum Elektrizitdtsbinnenmarkt Rechnung getragen (Richtlinie 96/92/EG); ein freier
Netzzugang und die Bildung diskriminierungsfreien Netzentgelte wurden rechtlich verbind-
lich. Zur Umsetzung wihlte Deutschland als einziger EU-Mitgliedsstaat die Variante des ver-
handelten Netzzugangs, da die Notwendigkeit einer staatlichen Regulierung der Stromnetze
nicht gesehen wurde. Bedingt durch die Anforderung des zweiten EU-Binnenmarktpakets
(Richtlinie 03/54/EG)?, aber auch aufgrund der generell enttduschenden bisherigen Ergeb-
nisse, kam es zu einem 6ffentlichen und politischen Umdenken und zu einem Wechsel zum
regulierten Netzzugang.

Die Regulierungsnotwendigkeit ist seither wenig umstritten und gilt als wesentlicher Eckpfei-
ler zur Intensivierung des Wettbewerbs auf den der Netzebene vor- und nachgelagerten Stu-
fen.* Den durch die Regulierung erzielbaren Gewinnen stehen jedoch auch mégliche Kosten
gegentiiber. Neben direkten Kosten der Regulierung konnen die durch die Regulierung gesetz-
ten Anreize zu unerwarteten und kostspieligen Reaktionen der Unternehmen fiihren. Im Ext-
remfall konnen die durch imperfekte Regulierung entstehenden Kosten die Wohlfahrtsverluste
eines unregulierten Monopols sogar iibersteigen.’ Regulierung kann folglich zwar Marktver-
sagen beheben, gleichzeitig besteht jedoch die Gefahr eines Staatsversagens. Der spezifischen
Ausgestaltung des regulatorischen Rahmens kommt hinsichtlich wohlfahrtsékonomischer As-
pekte somit eine wesentliche Bedeutung zu. Die 6konomischen Aspekte von Stromnetzen und
die Charakterisierung der fiir die Regulierungsnotwendigkeit erforderlichen Markteigenschaf-
ten sind ebenso Thema des folgenden Abschnitts wie die Darstellung verschiedener Regulie-
rungskonzepte hinsichtlich ihrer unterschiedlichen Wirkung auf Investitionsentscheidungen
und der Anreize zur Kostensenkung.

' Vgl. Dehmel (2011).

Aufgrund der steigenden Bedeutung von Smart Grids stellt zudem auch das Messwesen mittlerweile eine separate
Wertschopfungsstufe dar, seit es mit Inkrafttreten des ,,Gesetz(es) zur Offnung des Messwesens bei Strom und
Gas fiir Wettbewerb* in 2008 liberalisiert wurde.

Die Richtlinie 03/54/EG schrieb den regulierten Netzzugang ebenso wie der Einrichtung einer nationalen Regu-
lierungsbehorde verpflichtend vor.

4 vgl. Joskow (2008).

3 Vgl. Joskow (2005).



1.1.2 Marktversagen und Regulierungsnotwendigkeit

1.1.2.1 Natiirliches Monopol

Ausschlaggebend fiir die Kategorisierung eines Sektors als natiirliches Monopol ist die ihm
zugrunde liegende Kostenstruktur.® GemiB der wettbewerbsdkonomischen Definition ist ein
natiirliches Monopol ein Markt, indem ein einziges Unternechmen die gesamte Marktnachfrage
zu niedrigeren Kosten produzieren kann als mehrere Anbieter zusammen. Man spricht von
einer subadditiven Kostenfunktion. Im Allgemeinen resultieren natiirliche Monopole demzu-
folge entweder aus dem Vorliegen von GroBenvorteilen in der Produktion (Economies of
Scale), also abnehmenden Durchschnittskosten {iber den gesamten Outputbereich, oder aus
dem Vorliegen von Verbundvorteilen (Economies of Scope), das heif3it der glinstigeren Pro-
duktion aus Synergievorteilen der gemeinsamen Produktion. Der erste Fall tritt ein, wenn Fix-
kosten eine nicht vernachldssigbare Rolle spielen und die Grenzkosten, also die Kosten fiir die
letzte produzierte Einheit eines Gutes, im relevanten Bereich der Nachfrage unterhalb der
Durchschnittskosten liegen, diese also sinken.” Im Falle der Verbundvorteile sinken die Durch-
schnittskosten durch eine Verteilung eines Fixkostenblocks auf zwei oder mehr verschiedene
Produkte. Auch eine solche Kostenfunktion wird als subadditiv bezeichnet. Bei einer Auftei-
lung des Marktes auf mehrere Unternehmen wiirde die damit verbundene Vervielfachung der
Fixkosten entsprechend der im Markt befindlichen Unternehmen zu héheren Durchschnitts-
kosten im Gesamtmarkt fithren als bei der Bedienung des Marktes durch ein einzelnes Unter-
nehmen.

Stromnetze (und Netzindustrien generell) stellen ein klassisches Beispiel fiir ein natiirliches
Monopol dar, da beim Bau und bei der Instandhaltung der Netzinfrastruktur hohe Fixkosten
anfallen, die Kosten des Stromtransports auf existierenden Netzen aber nahezu Null sind. Liegt
ein natiirliches Monopol vor, so ist es demnach aus Kostenminimierungsaspekten effizient
(produktive Effizienz), dieses auch den gesamten Markt bedienen zu lassen.® Die Duplizierung
der Netzinfrastruktur durch einen Wettbewerber wiirde vermeidbare Kosten verursachen (pro-
duktive Ineffizienz). Monopole werden jedoch traditionell als gesellschaftlich nicht wiin-
schenswert angesehen, da sie mit der Ausiibung von Marktmacht und damit allokativer Inef-
fizienz assoziiert werden. In diesem Fall kann der Monopolist seinen Gewinn maximieren,
indem er seinen Preis bzw. zur Verfiigung gestellte Menge so wihlt, dass sein Grenzerlds exakt
den Grenzkosten entspricht und er einen Preis oberhalb der Grenzkosten verlangen kann.
Dadurch werden Kunden vom Kauf ausgeschlossen, deren Zahlungsbereitschaft zwar iiber den
Grenzkosten, aber unter dem monopolistischen Preis liegt. Es kommt zu einer Unterversor-
gungssituation und damit allokativer Ineffizienz. Selbst bei gleicher Gewichtung von Konsu-
mentenrente und Produzentenrente kommt es dann zu Wohlfahrtsverlusten.’

Fiir die folgenden Ausfiihrungen vgl. bspw. Sharkey (1982) oder Borrmann/Finsinger (1999).

Diese Bedingung ist hinreichend fiir die Existenz eines natiirlichen Monopols, jedoch nicht notwendig. Bei Un-
teilbarkeit der fiir die Produktion eingesetzten Ressourcen kann ein Sektor auch bei steigenden Durchschnittskos-
ten noch den Charakter eins natiirlichen Monopols innehaben.

8 Vgl. Pindyck/Rubinfeld (2013)

Bei einer hoheren Gewichtung der Konsumenten wire der Fakt des hoheren Preises an sich schon schédlich und
die dadurch erreichte Umverteilung zugunsten der Produzenten unerwiinscht. Dies ist zu trennen von der oben
erwihnten Nichtversorgung der Konsumenten, bei der auch ohne Préferenz iiber die Verteilung von Renten zu
Konsumenten oder Produzenten ein gesellschaftlicher Schaden festgestellt wird.



1.1.2.2 Der nicht bestreitbare Markt

Aufgrund der grundsitzlichen allokativen Ineffizienz von Monopolen heraus galt die Existenz
eines natiirlichen Monopols lange als hinreichende Rechtfertigung fiir staatliche Intervention.
Um das Marktmachtpotenzial zu reduzieren und allokative Effizienz zu gewahrleisten, wurden
in vielen Industrien mit natiirlichem Monopolcharakter Preise und Renditen beschrankt. Der
Markteintritt wurde gleichzeitig durch gesetzliche Marktzutrittsschranken reguliert, um Kos-
tenduplizierungen zu verhindern, aber auch das sogenannte Rosinenpicken (Cream skimming)
zu verhindern. Generell geht jedoch das Vorliegen eines natiirlichen Monopols nicht zwangs-
laufig mit der Notwendigkeit einer staatlichen Regulierung einher. Natiirliche Monopole sind
nicht zwangslaufig in der Lage, die Preise langfristig unilateral vom Wettbewerbsniveau zu
entfernen. Nicht ausschlieBlich der aktuelle Wettbewerb im Markt, sondern bereits der poten-
tielle Wettbewerb durch Marktzutritt bestimmen die Stabilitdt und Dauer der Marktmacht. Ob
potentieller Wettbewerb in einem Monopolmarkt als realistisch anzusehen ist, hangt dabei im
Wesentlichen von der Art der Investitionskosten ab. Handelt es sich dabei um irreversible
Kosten, also Kosten, die das Unternehmen bei Marktaustritt verliert (Sunk Costs), so fungieren
diese als Markteintrittsbarriere. Der Grund hierfiir ist, dass versunkene Kosten eine Asymmet-
rie zwischen dem etablierten Unternehmen und potentiellen Wettbewerbern verursachen. Fiir
ein im Markt befindliches Unternehmen sind Kosten, sobald sie ,,versunken® sind, keine Op-
portunititskosten mehr und spielen somit fiir seine Preisentscheidung keine Rolle. Fiir den
potentiellen Wettbewerber sind die irreversiblen Kosten vor einem Markteintritt jedoch Be-
standteil seiner Kostenfunktion und fiir diesen somit entscheidungsrelevant, wodurch ihm ein
Kostennachteil gegeniiber dem im Markt etablierten Unternehmen entsteht. Sollte ein Unter-
nehmen dennoch eintreten, wiirde es seine versunkenen Kosten ebenfalls nicht mehr in seiner
Preissetzungsentscheidung beriicksichtigen und es kime zu einem ruindsen Wettbewerb zwi-
schen dem etablierten Unternehmen und dem Neuling. Dies antizipiert der Neuling und unter-
lasst den Eintritt. Der Monopolist befindet sich durch die Marktaustrittsbarriere in einem nicht
angreifbaren Markt und kann hohe, allokativ ineffiziente Preise setzen.

Bei reversiblen Fixkosten und freiem Marktein- und -austritt wird der Monopolist hingegen
bereits durch potentiellen Wettbewerbsdruck in seiner Preissetzung diszipliniert. Fiir potenti-
elle Wettbewerber ist es dann profitabel, eine Hit-and-Run-Strategie zu verfolgen, sobald das
etablierte Unternehmen den Preis vom Wettbewerbsniveau entfernt.!® Ein Unternehmen
konnte kostendeckend in den Markt eintreten und den Preis des Monopolisten unterbieten, die
Marktnachfrage auf sich ziehen und Gewinne erzielen. Der etablierte Monopolist antizipiert
dies wiederum und setzt direkt lediglich kostendeckende Preise. In einem solchen, nicht zu-
trittsresistenten Monopol substituiert potenticller Wettbewerb echten Wettbewerb und trotz
Monopolstellung existiert dann keine stabile Marktmacht. In der wettbewerbsékonomischen
Theorie wird ein solcher Markt als bestreitbar oder angreifbar bezeichnet.!! Das Konzept des
bestreitbaren Marktes (contestable markets) zeigt folglich auf, dass sich auch beim Vorliegen
von Economies of Scale oder Scope wettbewerbliche Preise einstellen kdnnen, sofern potenti-
eller Wettbewerb im Markt besteht, selbst wenn kein tatsichlicher Anbieterwettbewerb im
Markt vorliegt. Als wesentliche zweite Voraussetzung zur Regulierungsnotwendigkeit eines
Marktes neben dem natiirlichen Monopolcharakter muss deshalb die Unbestreitbarkeit des

10 yg]. Knieps (2011).
1" y7g]. Baumol/Panzar/Willig (1982), Baumol (1982).



Marktes gegeben sein. Liegen beide Eigenschaften vor, so wird von einem monopolistischen
Engpass gesprochen (,,Monopolistic Bottleneck**).

Als klassisches Beispiel fiir einen bestreitbaren Markt wird héufig der Fluglinienverkehr an-
gefiihrt (vgl. Baumol/Baily 1992). Fluggesellschaften haben hohe Fixkosten und schwécher
frequentierte Stiadteverbindungen sind héufig monopolistisch, denn die Kosten, die entstehen,
wenn zwei halbvolle Flugzeuge die Stecke bedienen sind hoher, als im Falle eines einzelnen
vollausgelasteten Flugzeugs. Da ein potentieller Wettbewerber jedoch ohne weiteres ein Flug-
zeug von einer anderen Route abziehen und auf einer anderen Strecke einsetzen kann, wird
der Monopolist durch potentiellen Markteintritt in seiner Preissetzung diszipliniert. Im Gegen-
satz dazu sind Netzindustrien den nicht-angreifbaren Méarkten zuzuordnen.

Liegen Markteintrittsbarrieren vor, so dass der Monopolist dadurch einen Preissetzungsspiel-
raum hat, so ist es fiir ihn rational, diesen auch auszunutzen. Da die Nachfrage im Elektrizi-
tatsmarkt dulerst unelastisch ist und Ausweichmoglichkeiten im Sinne von Substituten fiir die
Netzdurchleitung (sog. Bypass) kaum bestehen,'? ist der Preissetzungsspielraum des Monopo-
listen erheblich. Da ein effektiver oder potentieller Wettbewerb auf den Netzstufen der Wert-
schopfungskette der Elektrizitétswirtschaft dementsprechend nicht méglich ist, ist die Regu-
lierungsnotwendigkeit der Preissetzungsentscheidung des Monopolisten gegeben.

Auch die Wertschopfungsstufe der Stromerzeugung wurde traditionell als natiirliches Mono-
pol betrachtet, da sehr grofie Kraftwerke Strom zu niedrigeren Preisen anbieten konnten als
kleinere. Hier scheinen allerdings die Skalenvorteile ausgeschopft zu sein. Die optimalen Gro-
Ben von Atom- und Steinkohlekraftwerken liegen bei ca. 1000 MW bzw. bei 500 bis
1000 MW, bei Gas-und-Dampf-Kraftwerken sind die entsprechenden Werte mit 250 bis
400 MW noch deutlich niedriger. In Anbetracht einer Spitzennachfrage von ca. 80.000 MW
konnen somit Kraftwerke in effizienter Betriebsgrofe in groferer Zahl installiert werden und
es konnen mehrere Anbieter im Markt gleichzeitig anbieten.'? Entsprechend hat sich der Anteil
kleinerer Kraftwerke mittlerweile erhoht, von einem natiirlichen Monopol in der Erzeugung
kann nicht (mehr) gesprochen werden. Der steigende Anteil erneuerbarer Energien an der ge-
samten Stromerzeugung hat diesen Trend weiter beschleunigt. Auf Erzeugerebene konnen
Economies of Scale folglich nicht mehr als hinreichende Rechtfertigung zur Aufrechterhaltung
eines gesetzlich verankerten Monopols betrachtet werden.'*

Die Energiewirtschaft ist somit nicht mehr zwangslaufig im Ganzen iiber alle vertikalen Stufen
der Wertschopfungsstufen als natiirliches Monopol zu betrachten. Der Wandel hin zu einer
disaggregierten Betrachtung der Stromwirtschaft stellt den ersten Schritt der Liberalisierung
und der anschlieBenden vertikalen Separierung (Unbundling) dar.

Eine solche Umgehung des Netzes/Bypass findet sich beispielsweise in der Sprach-Telekommunikation im Rah-
men des intermodalen Wettbewerbs zwischen dem klassischen leitungsgebundenen Netz (,,letzte Meile®, preis-
regulierte Kupferdoppelader des Hausanschlusses) und den Mobilfunk- oder Kabelnetzen. Im Bereich der Strom-
netze ist hier an die gegenwirtig ausfiihrlich diskutierte Eigenstromerzeugung zu denken.

Im Gegensatz hierzu existieren weiterhin kleine Inselmirkte, in denen die Nachfrage durch ein einzelnes oder
wenige Kraftwerke befriedigt werden kann. Solche Mirkte gelten weiterhin als natiirliches Monopol (und mono-
polistischer Engpass). Ein Beispiel hierfiir ist Malta, wo die Nachfrage durch ein Portfolio aus einem Petroleum-
und einem Gaskraftwerk bedient wird.

14 Vgl. Hunt (2002).



1.1.2.3 Vertikale Entflechtung

Die Wertschopfungskette kann folglich hinsichtlich ihrer Wettbewerbseignung in zwei Grup-
pen unterteilt werden. Wéhrend bei den Netzstufen der Wertschopfungskette ein nicht best-
reitbares natiirliches Monopol vorliegt, lassen sich die Marktsegmente Erzeugung und Handel
sowie Vertrieb und Messwesen wettbewerblich organisieren.

Transport- und Verteilnetze besitzen dabei den Charakter von sogenannten notwendigen Ein-
richtungen (,,Essential Facilities*) innerhalb der Wertschopfungskette, denn fiir die vorgela-
gerte Erzeugungs- und Handelsstufe und auch den nachgelagerten Vertrieb und das Messwe-
sen ist der Zugang zu den monopolistischen Netzen zwingend erforderlich. Die Netzebene
stellt somit einen monopolistischen Engpass (Bottleneck) innerhalb der Wertschopfungskette
dar. Funktionierender Wettbewerb auf den vor- und nachgelagerten Stufen ist deshalb nur bei
offenem und diskriminierungsfreiem Netzzugang mdglich. Allein durch die Offnung der po-
tentiell wettbewerblichen Stufen fiir den Wettbewerb ist dies jedoch nicht automatisch sicher-
gestellt, da vertikal integrierte Unternehmen Anreize besitzen, den Netzzugang fiir Erzeuger
ohne eigenes Netz zu erschweren oder im Extremfall sogar vollstindig zu verhindern. Vergli-
chen mit ,netzlosen Wettbewerbern besitzen vertikal integrierte Unternehmen zudem die
Maoglichkeit, sich durch Gewinne aus dem Netzbetrieb quer zu subventionieren und sich Wett-
bewerbsvorteile zu verschaffen. Zuletzt konnen vertikal integrierte Unternehmen nicht-preis-
lich diskriminieren, etwa durch die verzogerte Weitergabe wichtiger Kundeninformationen
(beispielsweise {iber den Stromverbrauch der Konsumenten) oder das Verschleppen bei An-
bieterwechseln. !’

Diese Aspekte fiihrten zu der Kritik, dass die Preissetzung der Stromunternehmen immer noch
nicht ausreichend kompetitiv und transparent sei und dies allein durch Regulierungsmafnah-
men nicht zu beheben sei. Durch hértere Formen der Entflechtung (Unbundling), als der bereits
in der 1998er EU-Richtlinie vorgeschriebenen buchhalterischen Entflechtung, wurde eine
Starkung des Wettbewerbs auf den der Netzebene vor- und nachgelagerten Stufen erwartet.
Dies fand im zweiten Legislativpaket der Europdischen Kommission zur Harmonisierung und
Liberalisierung des EU-Binnenmarkts fiir Energie Berticksichtigung (Richtlinie 03/54/EQG), in
dem neben der Regulierung des Netzzugangs auch die (gesellschafts-)rechtliche Entflechtung
(Legal Unbundling) der Netze von den potentiell kompetitiven Stufen explizit vorgeschrieben
wird. Nicht betroffen von der rechtlichen Entflechtung sind dabei bislang Verteilnetzbetreiber
mit weniger als 100.000 an das Netz angeschlossenen Kunden.!® Mit der Umsetzung des drit-
ten Energiepakets der EU in 2009 wurden die Entflechtungsvorschriften nochmals verschérft,
eine zunéchst angestrebte eigentumsrechtliche Entflechtung (Ownership Unbundling) wurde
nach politischen Widerstinden jedoch nicht verpflichtend. Weichere Alternativen wurden an
ihre Seite gestellt. Den Vorteilen der vertikalen Entflechtung stehen allerdings auch potentielle
Kosten aus dem Verlust von vertikalen Synergien (Economies of Vertical Integration) gegen-
iiber, da sich neben den klassischen Verbundvorteilen (Economies of Scope) insbesondere der
Koordinierungsaufwand (,,Costs of Coordination*) zwischen den einzelnen Stufen erhoht.!”
Die erzielbaren Verbundvorteile sind aufgrund technologischer Entwicklungen im IT-Bereich

15 Vgl. Nikogosian, Veith (2012).

In Deutschland stellen Verteilnetze mit weniger als 100.000 angeschlossenen Kunden jedoch die deutliche Mehr-
heit dar und nur 66 der 888 Verteilnetzbetreiber liberschreiten diesen Schwellenwert (Monitoringbericht 2013).
17 Vgl. Gugler/Liebensteiner/Schmitt (2014).



jedoch mittlerweile gesunken und daher als weniger relevant einzuordnen, wahrend dem Ko-
ordinierungsaufwandeine wesentliche Bedeutung zukommt.!® Letzterer entsteht beispiels-
weise durch eine mangelhafte Koordination von Netz- und Kraftwerksinvestitionen.

1.1.3 Der regulatorische Prozess der Entgeltbestimmung in
den verschiedenen Regulierungsformen

Die Nichtbestreitbarkeit des monopolistischen Engpasses und seiner Eigenschaft als Essential
Facility fithren zu einem Marktversagen und bedingen die Regulierungsbediirftigkeit der Netz-
entgelte. Im Allgemeinen fiithrt Regulierung jedoch zu direkten und indirekten Kosten, beste-
hend aus verzerrenden Anreizen fiir die regulierten Unternehmen.'® Regulierung kann folglich
zwar Marktversagen beheben, gleichzeitig besteht jedoch die Gefahr des Staatsversagens. Der
spezifischen Ausgestaltung des regulatorischen Rahmens kommt hinsichtlich wohlfahrtséko-
nomischer Aspekte somit eine wesentliche Bedeutung zu. Ausschlaggebend fiir die Bewertung
und Einordnung von alternativen Regulierungskonzepten sind die Ziele der allokativen und
produktiven Effizienz, aber auch organisatorische Aspekte spielen eine bedeutende Rolle.
Kleinteiliger betrachtet sind bei der Wahl des regulatorischen Designs die Moglichkeit einer
Gesamtkostendeckung, die Anreizsetzung zur effizienten Nutzung von Produktionsfaktoren,
die Schaffung von Investitionsanreizen fiir Netzstérkung und —ausbau sowie Innovationen, die
Durchfiihrbarkeit und Transparenz sowie die marktorganisatorische Kompatibilitit bzw. Neut-
ralitit zu beriicksichtigen. Diese Ziele konnen jedoch durchaus auch im Konflikt stehen, wie
etwa bei der Abwigung zwischen kurzfristig optimaler Preissetzung (statische Effizienz) und
Investitionsanreizen (dynamische Effizienz). Im Allgemeinen kdnnen Regulierungskonzepte
nach ihrem Preisbildungskonzept?® kategorisiert werden und weiterhin in kosten- sowie anreiz-
und performance-basierte Regulierungsverfahren eingeteilt werden.?!

Neben dem statischen Aspekt der Regulierung mit dem wesentlichen Ziel der Marktmachtein-
ddmmung ist bei der Bewertung von Regulierungsansétzen auch deren dynamische Effizienz
zu beriicksichtigen. Wéhrend dieser Aspekt aufgrund der Langlebigkeit der bereits vor der
Liberalisierung getitigten Investitionen in die Netzinfrastruktur und einem bestehenden Kraft-
werkspark zunéchst von untergeordneter Bedeutung war, stellt neben der effizienten Produk-
tion auch die Schaffung von Investitionsanreizen (langfristige allokative Effizienz) mittler-
weile ein wesentliches Regulierungsziel dar. Die Griinde hierfiir sind vielschichtig:

e Der im EEG determinierte unbegrenzte Einspeisevorrang fiir Erneuerbare Energien in
Kombination mit der Subventionierung der Erneuerbare Energien, die ihr dauerhaftes An-
bieten zu ihren Grenzkosten nahe Null am linken Rand der Merit Order erméglicht, redu-
ziert die Wirtschaftlichkeit konventioneller Kraftwerke.”? Dies fiihrt zu Marktaustritten
lastnaher thermischer Kraftwerke und verdndert damit die Anforderungen an die Netzinf-
rastruktur und bedingt Investitionen.

18 Vgl. Abegg et al. 2014.
19" vgl. Joskow (2005).

Dies sind beispielsweise Grenzkostenpreise (in Verbindung mit Subventionierung der Fixkosten), Durchschnitts-
kostenpreise, ein-/zweiteilige Preise, Ramseypreise.

21 ygl. Kraus (2005).

Die Direktvermarktung von EEG-Strom spielt bislang eine untergeordnete Rolle.



e Das Verteilnetz ist groBitenteils in der Nachkriegszeit und den Wirtschaftswunderjahren
errichtet worden und ist somit bald zu ersetzen.

e Mit 5 GW befindet sich der Hauptteil der insgesamt 7 GW abgeschalteter Kapazitit aus
Atomkraftwerken in Siid-Deutschland. Die Energiewende hat somit insbesondere zu einer
Reduktion der Erzeugungskapazitit im Siiden gefiihrt und verstirkt damit das Nord-Siid-
Gefille zwischen Erzeugung und Last, dem das gegenwiértige Netz bereits gegenwirtig
kaum noch gewachsen ist.

o Ein weiterer Grund fiir die steigende Relevanz dynamisch effizienter Regulierung resultiert
aus der Netzbelastung durch die vermehrte stochastische Einspeisung volatiler Erneuerba-
rer Energien, zu deren Steuerung ein technologischer Wandel der Verteilnetze hin zu Smart
Grids erfolgt.

e Finige empirische Studien weisen auf einen generellen Verlust dynamischer Effizienz
durch eigentumsrechtliche Entflechtung hin.?

Die folgenden beiden Punkte kniipfen an die Effekte der vertikalen Separierung von Netz und
Erzeugung und den damit verbundenen Koordinierungsaufwand an:

e Die dargebotsbedingte Errichtung einer Vielzahl lastferner Wind- und dezentraler Solar-
anlagen in Regionen mit geringem Netzausbau erfordert unverziiglichen Anschluss an die
Netze und generelle Investitionen zur Umstrukturierung der Netze.

e Auch die Errichtung neuer effizienter konventioneller Kraftwerke erfolgt nicht mehr
zwangsldufig lastnah. Da das Kalkiil der Gesamtkostenoptimierung Netz- und Erzeugungs-
kosten in Folge der vertikalen Entflechtung oftmals entfillt, richtet sich die Kraftwerks-
standortwahl an der Kostenoptimierung der Erzeugung aus und orientiert sich weniger an
den damit verbundenen Kosten fiir die Netzinfrastruktur.

Die Entwicklung der Lange und Héufigkeit netzbezogener Maflnahmen des Engpassmanage-
ments (,,Redispatch®) verdeutlicht die steigende Relevanz dynamischer Effizienz. So hat sich
die Gesamtdauer von Redispatch-Maflnahmen in den letzten Jahren deutlich erhoht und ist
allein zwischen 2011 und 2012 um 43 % gestiegen. Dabei sind insbesondere die Regelzonen
TenneT und 50 Hertz mit ihrem hohen Anteil an Windanlagen betroffen. Zudem sind die Nord-
Siidverbindungen Remptendorf-Redwitz und Lehrte Mehrum der stirksten Netzbelastung aus-
gesetzt. Sie sind insgesamt fiir mehr als 60 % der strombedingten Redispatch-Eingriffe ver-
antwortlich.?*

1.1.3.1 Optimale Preise in der 6konomischen Theorie

Preisbasierte Regulierungsformen nehmen in der Praxis eine untergeordnete Rolle ein. Dies
liegt darin begriindet, dass sie eine exakte Kenntnis der Grenz- und Durchschnittskosten des
zu regulierenden Monopolisten erforderlich machen. Die Ziele der Praktikabilitdt und der
marktorganisatorischen Kompatibilitit sind bereits dadurch kaum mehr zu erreichen.?

3 Vgl. Gugler/Rammersdorfer/Schmitt (2013).
2 Vgl. Monitoringbericht (2013).
2 Vgl. Hirschhausen/Hess (2007), Dehmel (2011).



Aus wohlfahrtsdkonomischer Sicht stellen Preise in Hohe der Grenzkosten das Optimum dar
(First-Best Pricing), denn dadurch wiirde jeder Kunde einen Preis in Hohe der durch ihn ver-
ursachten zusitzlichen Netzkosten bezahlen. Die Subadditivitéit im relevanten Produktionsbe-
reich des natiirlichen Monopols, die aus der hohen Kapitalintensitit und den Grenzkosten nahe
null resultiert, macht es fiir den Monopolisten jedoch unmoglich durch eine Grenzkostenpreis-
setzung die Gewinnschwelle (Break-Even) zu erreichen, da die Durchschnittskosten durchgén-
gig iiber den Grenzkosten liegen. Gesamtkostendeckung mit Grenzkostenpreissetzung ist je-
doch moglich, wenn dem Monopolisten eine Subvention in Hohe seiner Fixkosten gewahrt
wird. Subventionen sind jedoch oftmals nicht wiinschenswert, da sie an anderer Stelle der
Volkswirtschaft zu Verzerrungen fiihren.?® Die zweit-beste Losung ist es, dem Monopolisten
zu erlauben, Preise in Héhe der Durchschnittskosten zu setzen (Second-Best Pricing). Das
Wohlfahrtsoptimum kann dabei jedoch nicht erreicht werden. Eine hiufig in Strommaérkten
eingesetzte Alternative, mit der theoretisch das Wohlfahrtsmaximum erreicht werden kann,
stellen zweistufige Tarife dar (Two-Part Tariffs).2” Dem Monopolisten wird hierbei zugestan-
den, zur Fixkostendeckung eine fixe Anschluss- bzw. Grundgebiihr zu verlangen und Grenz-
kostenpreise fiir die tatsdchliche Nutzung anzusetzen.

Theoretisch kann allerdings auch ohne Kenntnis der Kosten eine First-Best Losung implemen-
tiert werden, wenn die Nachfragefunktion bekannt ist. In diesem Fall kann der Monopolist in
Hohe der verbleibenden Konsumentenrente subventioniert werden. Dadurch ist es fiir ihn ge-
winnmaximierend, Grenzkostenpreise zu wihlen.?® Auch in diesem Fall wiren jedoch wieder
Subventionen notwendig.

Ein Konzept fiir eine Second-Best Losung, das die Heterogenitét der Zahlungsbereitschaft ver-
schiedener Kunden fiir die Netzentgelte beriicksichtigt, sind Ramsey-Preise (auch Ramsey-Bo-
iteux-Preise). Ein Beispiel fiir Kunden mit unterschiedlichen Nachfragefunktionen sind an das
Mittelspannungsnetz angeschlossene Industrickunden mit einer hohen Preiselastizitdt und
Haushaltskunden mit Anschluss an das Niederspannungsnetz, deren Nachfrage kaum auf
Preisénderungen reagiert. Die Bestimmung der optimalen Second-Best-Preise ist hier nicht
mehr trivial, da sich die Gesamtkosten in diesem Fall durch eine Vielzahl an Preiskombinati-
onen fiir die verschiedenen Kundengruppen ergeben konnen. Unter der Nebenbedingung der
Kostendeckung wird bei Ramsey-Preisen die wohlfahrtsmaximierende Preiskombination er-
mittelt, wobei die Kunden mit der geringeren Preiselastizitét einen proportional hheren Anteil
der echten, nicht zuordenbaren Gemeinkosten tragen und somit diejenigen Kunden mit der
hoheren Nachfragelastizitit quersubventionieren. Das Prinzip der Ramsey-Preise eignet sich
auch fiir eine zeitliche Preisdifferenzierung, da die Preiselastizitdt der Nachfrage nach Netz-
dienstleistungen auch von der Tageszeit abhéngt. In diesem Zusammenhang ist die Orientie-
rung an der Nachfrageelastizitit der verschiedenen Zeitintervalle als Spitzenlastpreissetzung
bekannt.?’ Jedoch sind auch Ramsey-Preise in der Praxis schwer zu implementieren, da die
Kenntnisse iiber die Nachfrageelastizitdt oftmals nicht ausreichend sind. Auch kann die stér-
kere Belastung der Haushaltskunden vor dem Hintergrund verteilungspolitischer Ziele kritisch

26 7udem ist nicht klar, ob die Zahlungsbereitschaft fiir die Dienstleistung ausreichend ist, wenn ein Teil {iber

Zwangsabgaben (Steuern oder Abgaben) finanziert wird.
27 ygl. Laffont/Tirole (1993).
28 vgl. Loeb/Magat (1979).
29 Vgl. Crew/Fernando/Kleindorfer (1995).



gesehen werden. Zusitzlich sind Ramsey-Preise aufgrund der Gewéhrleistung diskriminie-
rungsfreien Marktzutritts aus rechtlichen Griinden nicht zuléssig.>

1.1.3.2 Kostenbasierte Regulierungsverfahren

Bevor der Siegeszug der Anreizregulierungsverfahren Ende des letzten Jahrhunderts begann,
stellte die kostenbasierte Regulierung (Cost-Plus) die verbreiteteste Form der Preisregulierung
dar. Wihrend sie in der Variante der Rentabilititsregulierung (Rate-of-Return) insbesondere
in den USA das dominierende Regulierungsverfahren darstellte, wurde die Kostenzuschlags-
regulierung (Mark-up Regulierung) vor allem in Europa angewendet.

Rate-of-Return Regulierung

Bei der Rentabilitdtsregulierung (Rate-of-Return Regulierung) bekommt das Unternehmen
eine feste, ex-ante determinierte Rendite auf das eingesetzte betriebsnotwendige Kapital zuge-
standen. Diese Verzinsung muss so festgelegt werden, dass sie zumindest der hypothetischen
Marktverzinsung einer Wettbewerbssituation entspricht, in jedem Fall jedoch unter dem hy-
pothetischen Monopolpreis liegt. Als ,,fair* wird dabei der Kapitalmarktzins einschlieBlich
einer addquaten Risikoprdamie betrachtet, die tatséchliche Hohe der zugelassenen Kapitalren-
tabilitdt hiangt jedoch in der Praxis auch von der Verteilung der Handlungsmacht zwischen
dem Regulierer und dem Monopolisten ab.’! Die Regulierungsbehérde nimmt dabei fiir ein
Basisjahr eine Kostenpriifung vor, die die Basis fiir die Genehmigung der Verzinsung darstellt,
wobei die Regulierungsbehorde angegebene Kosten als ,,unbegriindet™ ablehnen kann. Diese
flieBen dann nicht in die fiir die Verzinsung beriicksichtigte Kapitalbasis ein. Die Grundlage
bei der Rentabilitdtsregulierung stellt die Bestimmung des Wertes des Kapitalstocks dar. Hier
entsteht bereits ein kontrovers diskutiertes Problem. Zwar erscheint eine Bewertung der Kapi-
talbasis zu Marktpreisen zunichst am intuitivsten, dabei wird jedoch vernachlissigt, dass der
Marktwert des Unternehmens durch den erwarteten Gewinn bestimmt wird. Es existiert somit
eine Zirkularitdt, da der Gewinn von den Preisen des Unternehmens abhéngt, die wiederum
von der Regulierungsbehorde auf Basis des Marktpreises ermittelt werden miissten. Dadurch
ist eine Bewertung des Kapitalstocks zu Marktpreisen wenig sinnvoll.

Eine Alternative zur Vermeidung von Zirkularitdt stellt die Bewertung zu Wiederbeschaf-
fungskosten dar. Hierbei ist jedoch eine Erwartung iliber die Widerbeschaffungskosten erfor-
derlich. Bedingt durch den technologischen Fortschritt entsteht hier jedoch eine subjektive
Komponente, die mit der Langlebigkeit einer Investition steigt. Die geldufigste Methode ist
aufgrund der beschriebenen Problematik eine Bewertung der Kapitalbasis zu Anschaffungs-
kosten abziiglich Abschreibungen. Der Vorteil bei dieser Methode ist die Einfachheit und
Klarheit in der Bestimmung des Kapitalstocks. Nachteilig ist, dass in Zeiten hoher Inflation
der so ermittelte Wert stark von den Wiederbeschaffungskosten abweichen kann.*

Unabhéngig von der gewéhlten Methode zur Bestimmung der Kapitalbasis besteht bei der
Festlegung der Verzinsung die Gefahr, dass das regulierte Unternechmen ineffizient hohe In-

30 vygl. Erdmann/Zweifel (2008).
31 ygl. Laffont/Tirole (1993).
32 Vgl. Borrmann/Finsinger S. 342.



vestitionsaufwendungen tétigt, je hoher die von der Regulierungsbehérde zugestandene Ver-
zinsung ist. Auch entstehen dem Unternehmen kaum Anreize, Anstrengungen zur Senkung
der operativen Kosten zu unternehmen, da der regulierte Preis bei der nichsten Anpassung in
gleichem MaBe gesenkt wird (Moral Hazard Problem). Dies resultiert daraus, dass die Renta-
bilitatsregulierung nur auf den Produktionsfaktor Kapital eine Rendite gewéhrt und die tibrigen
Faktoren — wie etwa Arbeit — unberiicksichtigt bleiben. Dadurch kommt es zu einer Verzer-
rung des optimalen Inputverhéltnisses der Produktionsfaktoren zu Gunsten des eingesetzten
Kapitals bei konstantem Einsatz der iibrigen Produktionsfaktoren (produktive Ineffizienz), die
mit der Hohe der gewéhrten Kapitalverzinsung steigt.3* In der Regulierungsékonomie ist die-
ses Phinomen als Averch-Johnson-Effekt bekannt.>* Dabei ist es jedoch anzumerken, dass
durch den Averch-Johnson-Effekt keine Ressourcenverschwendung entsteht, da das Unterneh-
men an der Grenze seiner Produktionsfunktion produziert und nur das Inputverhéltnis der Fak-
toren Kapital und Arbeit nicht kostenminimal ist.’> Die Ineffizienz des Faktoreinsatzes redu-
ziert sich jedoch mit der Lénge der Zeitspanne bis zu einer erneuten Anpassung des Preises
durch den Regulierer (,,Regulatory Lag*), da mogliche Gewinne aus einer Reduktion der ope-
rativen Kosten dann linger zu Gewinnsteigerungen fiihren.* Gleichzeitig besteht gewisserma-
Ben auch eine asymmetrische Risikoverteilung der operativen Kosten. Im Falle von gestiege-
nen operativen Kosten wird der regulierte Monopolist selbst beim Regulierer eine Anpassung
des Preises beantragen, wodurch der Preisanstieg direkt an den Kunden weitergeleitet wird.
Sinken die operativen Kosten hingegen, wird der Monopolist hingegen keine Korrektur des
Preises nach unten einfordern.’” Die Rate-of-Return-Regulierung fiihrt somit zu Investitionen
in Sachkapital, in Bezug auf Investitionen in Prozessinnovationen zur Senkung der operativen
Kosten, ist ihre Wirkung jedoch eher gering.®

Mark-Up-Regulierung

Eine weiteres kostenbasierter Regulierungskonzepte ist die Kostenzuschlags- oder Mark-Up-
Regulierung (Return-on-Costs). Anwendung fand dieses Verfahren beispielsweise bei der Re-
gulierung der Stromnetzentgelte in Deutschland zwischen 2006 und 2008. Das Konzept der
Kostenzuschlagsregulierung entspricht im Wesentlichen dem der Rentabilitdtsregulierung. Im
Unterschied zur Rentabilitdtsregulierung wird dem Unternehmen jedoch keine feste Kapital-
verzinsung gewihrt, sondern der Erlos wird auf einen fixen Aufschlag auf die tatséchlichen
Produktionskosten beschriankt. Da die Gesamtkosten die ,,Rate Base* darstellen, hat das Un-
ternehmen jedoch Anreize seine tatsédchlichen Kosten kiinstlich aufzubldhen (etwa durch den
Kauf teurer Dienstwagen), sofern das Erlosmaximum um mehr als den zugestandenen Mark-
Up iiber den Kosten liegt.>® Mark-Up-Regulierung kann also Anreize zur Ressourcenver-
schwendung setzen.

3 Diese Hypothese konnte insbesondere fiir den Strommarkt in einigen empirischen Arbeiten nachgewiesen wer-

den. Ein Uberblick ist in Borrmann/Finsinger (1999) zu finden.
3+ vgl Averch/Johnson (1962).
35 Vgl. Bailey (1973).
36 vgl. Klevorick (1973), Joskow (2005).
37 vgl. Sappington (2002), Miiller/Growitsch/Wissner (2011).
38 Vgl. Miiller/Growitsch/Wissner (2011).
3 Vgl Knieps (2001).



Ein generelles Problem kostenbasierter Regulierungsansitze (insbesondere jedoch bei der
Mark-Up-Regulierung) besteht zudem in der im Allgemeinen unvollstindigen Kenntnis des
Regulierers iiber die unternehmensinternen Kosten. Diese Informationsasymmetrie eréffnet
dem Monopolisten die Moglichkeit seinen Informationsvorsprung auszunutzen und dem Re-
gulierer {iberhéhte Kosten zu melden, um seinen Gewinn zu maximieren.*° Fiir eine effektive
Kostenzuschlagsregulierung ist die Verfiigbarkeit verlasslicher Kosteninformationen jedoch
unabdingbar, um in ihrer Wirkung nicht durch Manipulation der Kosteninformationen ausge-
hebelt zu werden. Eine weitere Schwierigkeit entsteht bei disaggregierter Anwendung kosten-
basierter Regulierung auf einzelne Wertschopfungsstufen, sofern der zu regulierende Mono-
polist Besitzanteile an Unternehmen auf vor- oder nachgelagerten Stufen hilt. Fiir die
Kostenbasis miissten jedoch ausschlieBlich die auf der zu regulierenden Stufe entstandenen
Kosten beriicksichtigt werden. Dies wird durch das Vorliegen von Gemeinkosten jedoch er-
schwert.*! Diese Schwierigkeiten und der enorme administrative Aufwand, der mit der Ermitt-
lung relevanter Kosteninformation verbunden ist (,,heavy-handed regulation), lieBen die Po-
pularitdt preisbasierter Regulierungsformen in den letzten Jahren schnell zunehmen.

1.1.3.3 Anreizregulierung

Im Gegensatz zu kostenbasierten Regulierungsverfahren zielt anreizbasierte Regulierung nicht
auf die Ertrdge, sondern das Preis- oder Erlosniveau ab und setzt fiir diese eine Obergrenze
(Price-Cap bzw. Revenue Cap). Die Preise bzw. Erlose werden dadurch stirker von den Kos-
ten entkoppelt. Die Preisstruktur ist dabei dem Monopolisten selbst iiberlassen, wodurch die
Relevanz vorliegender Informationsasymmetrien reduziert wird. Dem regulierten Monopolis-
ten wird dabei implizit zugestanden, alle Gewinne unterhalb der regulierten Preis- oder Erlds-
obergrenze einzubehalten, wodurch er zu innovativen, kostensenkenden Mafinahmen ange-
reizt wird. Bei anreizorientierten Regulierungen steht demnach das Ziel einer effizienten
Nutzung von Ressourcen im Vordergrund.

Price-Cap-Regulierung

Eine Variante preisbasierter Regulierungsmechanismen stellt die Price-Cap-Regulierung dar.
Sie geht zuriick auf den Okonomen und langjihrigen Vorsitzenden der britischen Regulie-
rungsbehorde fiir Strom Stephen Littlechild und fand erstmals im Rahmen der Privatisierung
des britischen Telekommunikationssektors Anwendung. Hintergrund war das Ziel, Anreizver-
zerrungen der kostenbasierten Regulierungsinstrumente wie dem iiberh6hten Kapitaleinsatz
bei der Kapitalrenditeregulierung und Kostenverschwendungen bei der Gesamtkostenregulie-
rung zu iiberwinden und auch die Anwendung von Regulierung auf einzelne Unternehmens-
bereiche zu erleichtern.*? Der Informationsvorsprung der Unternehmen wird explizit genutzt,
indem ihnen eine Informationsrente zugestanden wird. Diese erhalten sie als Gegenleistung
fiir die Offenbarung ihrer wahren Kosten und Leistungsfahigkeit. Je weiter ein Unternehmen
also seine Kosten unter ein (exogen) gesetztes Preisniveau senkt, desto mehr gibt es von seiner
Leistungsfahigkeit preis. Investitionen in Kostensenkungen werden somit belohnt.

40 ygl. Joskow (2005).
41" Vgl. Brunekreeft (2002).
42 vgl. Littlechild (1983).



Die grundlegende Idee hinter preisbasierten Regulierungskonzepten fufit somit auf den Erfah-
rungen mit kostenbasierten Regulierungen und der daraus gewonnenen Erkenntnis, dass es
perfekte Regulierung nicht gibt und Marktversagen durch Regulierung auch nicht vollstindig
behoben werden kann. Dabei ist die Einfachheit preisbasierter Regulierung deren grofter Vor-
teil gegeniiber anderen Regulierungskonzepten (,,light-handed regulation*). Preisbasierte Re-
gulierung verfolgt die Maxime, dass Regulierung auch ohne Kenntnisse iiber die Kosten und
die Nachfrage eine Verbesserung darstellt, wenn sich die Situation der Kunden nicht ver-
schlechtert (,,revealed preferences).** Dies ist dann der Fall, wenn der reale Preis nicht steigt,
der Preisanstieg also maximal der Inflationsrate entspricht. Preisbasierte Regulierungsformen
werden aus diesem Grund auch als RPI-X Regulierungen bezeichnet, wobei RPI im Prinzip
die Inflationsrate (Retail Price Index, Verbraucherpreisindex) und X die mindestens erwartete
Effizienzverbesserung der Produktion beschreibt, um die der inflationsbedingt zugestandene
Preisanstieg jedes Jahr gesenkt wird.** X wird dabei zwischen dem Regulierer und dem regu-
lierten Monopolisten ausgehandelt und wird in regelméBigen Abstinden von iiblicherweise 3
bis 5 Jahren angepasst (Regulierungsperioden). Ist ein Unternehmen also effizienter als das
durch den X-Faktor vorgegebene Produktivititsziel, so kann es die daraus resultierende Ge-
winnsteigerung vollkommen einbehalten, andererseits muss es im Falle einer Effizienzverbes-
serung kleiner X entstehende Verluste tragen. Ein Monopolist, der einer Price-Cap-Regulie-
rung unterliegt, hat damit Anreize, seine Kosten zu senken und — bei entsprechend elastischer
Nachfrage — die Produktion auszuweiten, um Erlose und Gewinne zu erhdhen. Die Bestim-
mung von X ist jedoch mit einem sogenannten Adverse Selection-Problem verbunden, denn
der Regulierer hat nur unvollstdndige Informationen iiber die tatséchlichen Kosteneinspa-
rungspotentiale und die Anstrengungen des Unternehmens zur Kostenreduzierung. Ein leis-
tungsfihiges Unternehmen kann beispielsweise ein wenig leistungsfahiges Unternehmen imi-
tieren. Gelingt ihm das erfolgreich, hitte der Regulierer im Gleichgewicht lediglich den
Anreiz, keine Prdmien zu zahlen und nur wenig leistungsfahige Unternehmen wiirden Netze
bewirtschaften. Die Anstrengungen des Monopolisten zur Ausschépfung der Kosteneinspa-
rungspotentiale hingen demzufolge stark von der daraus resultierenden Gewinnsteigerung,
also von der regulatorischen Belohnung, ab. Umgekehrt bedeuten besonders hohe Gewinne
moglicherweise, dass der Regulierer die Kosteneinsparungspotentiale unterschétzt hat. Dies
bedeutet im Umkehrschluss, dass bei hohen Gewinnen die Preise relativ zu den Kosten zu hoch

sind, also allokative Ineffizienz besteht.*’

Des Weiteren steigen die Anreize zur Kostenminimierung mit der Lénge der Regulierungspe-
riode, da die Kostensenkungen mit Beginn der neuen Periode und der Festlegung eines neuen
X typischerweise in Form von Preissenkungen an die Kunden weitergegeben werden. Effizi-
enzgewinne werden hierdurch geteilt und sozialisiert. Daraus kann direkt eine weitere Schwé-
che der preisbasierten Regulierung abgeleitet werden, die unter dem Begriff ,,Ratchet Effekt™
bekannt ist.*® Unternehmen werden insbesondere in einem statischen Kontext zur Kostenmi-

4 Knieps (2009).
4 Tnvielen Implementierungen der Price-Cap und Revenue-Cap Regulierung ist zusitzlich ein sogenannter Z-Fak-
tor enthalten. Der Z-Faktor reflektiert Kostenelemente, die der regulierte Monopolist nicht beeinflussen kann und
in die Endkundenpreise durchgereicht werden. Ein typisches Beispiel sind hierfiir sind Vermogenssteuern. Vgl.
hierzu Joskow (2006).

4 ygl. Joskow (2006).

46 ygl. Joskow (2005).



nimierung motiviert, da sie dadurch fiir die gegenwirtige Regulierungsperiode Gewinne erzie-
len kénnen. Im dynamischen Kontext reduziert sich fiir das Unternehmen, je effizienter es ist,
jedoch der Kostensenkungsspielraum fiir die ndchsten Regulierungsperioden bzw. ist dann mit
groBerer Anstrengung verbunden. Effiziente Unternehmen besitzen somit auch den Anreiz,
nicht ihr gesamtes Kosteneinsparpotential zu realisieren, um den Kostensenkungsdruck in der
néchsten Periode zu verringern.

Die Bestimmung des X-Faktors kann im Prinzip ohne Einbeziehung der Kosten erfolgen. Ein
solches Regulierungskonzept erfordert folglich verhéltnisméfBig wenige unternehmensinterne
Daten und ist dementsprechend mit geringerem administrativem Aufwand fiir den Regulierer
verbunden. Problematisch ist jedoch, dass solche Regulierungsformen insbesondere die Un-
ternehmen belohnt, die in der Vergangenheit besonders ineffizient waren. Verglichen mit be-
reits effizienten Unternehmen sind Kostensenkungen fiir das gegenwirtig ineffiziente Unter-
nehmen mit geringerem Aufwand verbunden. Um dem Rechnung zu tragen, ist ein gutes
Verstindnis der Kostenstruktur und der Einsparpotentiale somit auch bei einer preisbasierten
Regulierung erforderlich. Das Informationsasymmetrieproblem der kostenbasierten Regulie-
rungsansitze existiert demnach in gewissem Male auch bei preisbasierter Regulierung. Hin-
sichtlich dynamischer Effizienz sind die durch eine Price-Cap-Regulierung gegebenen Anreize
zudem limitiert, da iiber die in regelmiBigen Abstdnden stattfindende Kostenpriifung die eige-
nen Erlose beeinflusst werden konnen. Es kann dadurch iiber den Ratchet Effect zu ineffizient
hohen Kosten kommen. Es besteht umgekehrt auch die Gefahr, dass der regulierte Monopolist
nur unzureichende Investitionen titigt.*” Ist die Regulierungsperiode kiirzer als die Anlagen-
lebensdauer, hat ein Unternehmen geringere Anreize in Maflnahmen zu investieren, die nach
dem Regulierungsende liegen. Es wird insbesondere auch in erster Linie Mallnahmen ergrei-
fen, die kurzfristig, das heifit im Rahmen der Regulierungsperiode, umzusetzen sind.

Revenue-Cap-Regulierung

Ein mit der Price-Cap Regulierung eng verwandtes Konzept stellt die Revenue-Cap-Regulie-
rung dar. Sie basiert ebenfalls auf der RPI-X Formel. Dem regulierten Monopolisten wird in
diesem Konzept keine Preisobergrenze auferlegt, sondern sein Gesamterlds wird begrenzt. Da
der Monopolist bei der Ausgestaltung seiner Preise nur durch die Erlésobergrenze restringiert
wird, entstehen ihm auch hier Anreize zur Kostenminimierung. Im Gegensatz zur Price-Cap-
Regulierung ist die Preis-Mengen-Wirksamkeit bei Revenue-Cap-Ansitzen allerdings nicht
gegeben. Verdnderungen in der Versorgungsbasis werden bei einer fixen Fortschreibung der
Regulierung nach der RPI-X Formel folglich nicht beriicksichtigt. Revenue-Cap-Ansétze be-
inhalten deshalb oft einen weiteren Parameter, der in die Bestimmung der Erlésobergrenze
einflieft und kundenbasierte Kostensteigerungen durch Verénderungen des Versorgungsum-
fangs auffingt. Man spricht dann von einem variablen Revenue-Cap. Bei Elektrizitdtsnetzen
ist dieser Parameter beispielsweise die Verdnderung der Anzahl angeschlossener Kunden zur
Vorperiode. Die Einfithrung dieser Variabilitdtskomponente hat zwei Vorteile: Zum einen
konnen so Verzerrungen beseitigt werden, die entstehen, wenn der regulierte Monopolist kun-

47 Vgl. Brunekreeft/Twelemann (2004).



dengetriebenen Kostenerhohungen (z. B. Gesamtkostenersteigerungen durch neue Kundenan-
schliisse) nicht tragen kann. Zum anderen werden Investitionsanreize zur Systemausweitung
gesetzt.*3

Aufgrund der Néhe des Regulierungsdesigns zur Price-Cap-Regulierung besitzt der Revenue
Cap im Wesentlichen auch dessen Stirken und Schwachen. Insgesamt kann also festgehalten
werden, dass zwischen den Vor- und Nachteilen der beiden polaren Konzepte der kosten- und
preisbasierten Regulierungen eine Wechselbeziehung besteht. Die kostenbasierte Regulierung
ist tiberlegen hinsichtlich des Abbaus marktmachtbedingter Gewinne des regulierten Unter-
nehmens, liefert jedoch aufgrund der Moral-Hazard-Problematik kaum Anreize zur Kostenre-
duktion. Die preisbasierte Regulierung hingegen setzt dem Monopolisten Anreize, Anstren-
gungen zur Kostenminimierung zu unternehmen. Sie ist jedoch, ebenfalls aufgrund des Moral-
Hazard-Problems und der dadurch notwendigen Informationsrente fiir das Unternehmen,
schlechter darin, die niedrigeren Kosten in einen Vorteil fiir die Konsumenten umzuwandeln.*
Die optimale Regulierungsform liegt folglich zwischen diesen beiden Extremen. In der Praxis
finden deshalb haufig Mischformen Anwendung. Eine solche flexible Kombinierung kosten-
basierter und anreizbasierter Verfahren ist beispielsweise die Sliding-Scale-Regulierung. Der
Preis wird dabei teilweise ex ante fixiert, ab einem bestimmten Schwellenwert miissen Kos-
tendnderungen jedoch zum Teil weitergegeben werden. Dadurch werden dem Unternehmen
Anreize zur Kostensenkung gegeben, da es die dadurch erzielten Gewinne teilweise einbehal-
ten kann (Profit-Sharing), der Preis jedoch gleichzeitig die Kosten reflektiert.”® In der Umset-
zung konnen moderne Anreizregulierungsmechanismen demnach hiufig eher als Ergéinzung
denn als Abldsung der kostenbasierten Konzepte betrachtet werden (Joskow 2005, S. 96).

Yardstick Competition

Die Yardstick Competition beruht auf dem Benchmarking-Prinzip und bietet dem Regulierer
die Moglichkeit Informationsasymmetrien zu reduzieren. Sie kann als effizienzsteigernde Er-
weiterung der zuvor beschriebenen reinen Cap Regulierungen betrachtet werden. Die Preisset-
zung findet nicht mehr ausschlieBlich auf Basis der eigenen Kosten des zu regulierenden Mo-
nopolisten, sondern auch auf Basis vergleichbarer, nicht-konkurrierender, aber anderweitig
(moglichst) identischen Unternehmen statt.>! Nimmt man als Fallbeispiel etwa Verteilnetzbe-
treiber, so stellt ein Effizienzvergleich zwischen ebendiesen die Basis der Yardstick Competi-
tion dar.

Die einzelnen regulierten Firmen haben bei Yardstick Competition somit keine Mdglichkeit
mehr, ihre Preise oder Erlose selbst zu beeinflussen, etwa durch falsche Kostenangaben oder
ineffiziente Produktion.’ Auch ist der Regulierer im Wesentlichen von der Aufgabe entbun-
den, zukiinftige Produktivitéts- und Kostenentwicklungen einzuschitzen, die von den regulier-
ten Unternehmen oftmals als anmaBend empfunden werden.** Der Yardstick-Mechanismus
fiihrt also dazu, dass die (Gebiets-)Monopolisten effektiv miteinander konkurrieren und die

4 vgl. Dehmel (2011), Kraus (2005).
4 vgl. Joskow (2006).

30 vgl. Lyon (1996).

3L vgl. Joskow (2005), Shieifer (1985).
32 Dieses Argument abstrahiert von Kartellbildungen.

53 Vgl. Miiller/Growitsch/Wissner (2011), Hense/Schéffner (2005).



Preise auf dem Niveau fixiert werden, zu dem alle Unternehmen gerade die bei einer effektiven
Produktion anfallenden Kosten decken kénnen.>* Verbleibende, beobachtbare (exogene) He-
terogenitit zwischen den ,konkurrierenden Monopolisten kann bei der Preissetzung bei-
spielsweise durch parametrische (Stochastic Frontier Cost Analysen) und nicht-parametrische
statistische Verfahren (Data Envelopment Analysen (DEA)) beriicksichtigt werden. Dadurch
wird es dem Regulierer ermoglicht unternehmensspezifische X-Faktoren, das heif3t Ineffizien-
zen, zu bestimmen, die jedoch stark vom Industrie-Benchmark (Yardstick) abhidngen. Nicht
beobachtbare Heterogenitét kann die Effizienzmessung verzerren, da sie dem Residuum zuge-
schrieben wird, welches zur Effizienzmessung herangezogen wird. Eine solche Regulierung
besitzt eine starke Anreizwirkung, ohne dass dabei allokative Ineffizienz durch tiberméBig
hohe Unternehmensgewinne entstehen kann. Auch das zuvor erlduterte Problem, dass ineffi-
ziente Firmen leichter Kosten senken kénnen wird dadurch behoben.

Allerdings besitzt auch der Yardstick-Mechanismus nicht vernachlédssigbare Schwéchen. Zum
einen besteht das Problem der zeitnahen Umsetzung der Effizienzsteigerungsziele. Denn trotz
struktureller Gemeinsamkeiten befinden sich die einzelnen Monopolisten oftmals in unter-
schiedlichen Lebens- und Investitionszyklen und in Wirtschaftsraumen mit unterschiedlichen
Konjunkturentwicklungen, wodurch die regulierten (Gebiets-)Monopolisten mit unterschied-
lich beeinflussbaren Effizienzentwicklungen konfrontiert sind.

Eine weitere Schwiche stellt die bereits erwidhnte Kollusionsgefahr dar. Die Wahrscheinlich-
keit von Absprachen sinkt jedoch mit der Anzahl der Unternehmen, die in die Yardstick Com-
petition involviert sind. Bezogen auf Elektrizitdtsnetze ist die Praktikabilitdt demnach auf Ver-
teilnetzebene mit gegenwértig 888 Verteilnetzen (Monitoringbericht 2013) eher gegeben als
auf Ebene der Transportnetze mit nur vier Betreibern. Zwar konnten theoretisch auch hier
durch die Miteinbeziehung européischer Transportnetzbetreiber eine kritische Masse erreicht
werden, die Vergleichbarkeit ist jedoch bedingt durch Unterschiede etwa hinsichtlich der Sys-
temdienstleistungen und der geographischen Anforderungen sowie der heterogenen Versor-
gungsaufgaben kaum gegeben.

Geographische Koordinierung von Erzeugung und Transport: Market Splitting

Netzinvestitionen sind zum Teil durch standortspezifische Investitionen in Kraftwerke substi-
tuierbar. Dies unterstreicht die generelle Bedeutung des Koordinierungsaufwands bei der In-
vestitionsplanung in Bezug auf das Gesamtsystem. Zusétzlich zur Beriicksichtigung dynami-
scher Effizienz und geographischer Steuerung von Investitionen bei der
Netzentgeltregulierung besteht demnach auch die Mdglichkeit eines Markteingriffs zur Len-
kung der Standortwahl von Kraftwerken. Dadurch kdnnen die notwendigen Netzinvestitionen
reduziert werden, um Anreize zur Optimierung des Gesamtsystems zu setzen. Ein solcher
Markteingriff kann beispielsweise durch das Konzept des Market Splitting erfolgen, aber auch
Kapazititsmechanismen konnen bei spezifischer Ausgestaltung die Anforderungen an die dy-
namische Effizienz im Netzbereich reduzieren (z. B. durch Kapazitétsbereitstellung, Kosten-
effizienzsteigerung oder Innovation iiber Smart Grids). So aufgeteilte Mérkte bieten iiber ge-
ographisch differenzierte Preise Signale zu regionalen Knappheiten und dem Bedarf an

3 yagl. Joskow (2005).
3 Vgl. Miiller/Growitsch/Wissner (2011).



Erzeugungskapazitit bzw. Netzkapazitat zwischen verschiedenen Gebieten. Da, wie zuvor er-
lautert, zwischen den beschriebenen Regulierungsmechanismen ein genereller Trade-Off zwi-
schen produktiver Effizienz durch Kostenminimierungs- und allokativer Effizienz durch In-
vestitionsanreize besteht, kann ein Market Splitting die Anforderungen an den
Regulierungsmechanismus hinsichtlich notwendiger Investitionen im Netzbereich reduzieren.
Unter dem Begriff Market Splitting wird die Aufteilung eines Marktgebietes in mehrere Ge-
botszonen verstanden, in denen sich unterschiedliche Preise einstellen konnen. In seiner dis-
aggregiertesten Form, dem sogenannten Nodal Pricing, wird der Markt so stark segmentiert,
dass jeder Knotenpunkt (Nachfrage- und Erzeugungsorte) eine eigene Gebotszone darstellt.
Ziel des Market Splitting ist die Behebung von bestehenden innerzonalen Netzengpéssen
durch die Verschiebung von Stromfliissen an die Zonengrenzen (bezogen auf den Status Quo
im deutsch-Osterreichischen Markt mit nur einer einzigen Gebotszone wiren dies die Inter-
konnektoren an den Landesgrenzen). Den wesentlichen Vorteil des Market Splittings stellt die
stirkere lokale Differenzierung von Investitionsanreizen durch lokale Preissignale dar. Kraft-
werksinvestitionen wiirden dann den geographisch differenzierten Signalen folgen und damit
die Anforderung an die dynamische Effizienz des Netzbereichs senken. Gleichzeitig muss hier
jedoch beachtet werden, dass ein Splitting auch einen signifikanten Effekt auf die Besitzstruk-
tur der Erzeugung haben und somit das Markmachtpotenzial innerhalb der einzelnen kleineren
Zonen erheblich steigen kann. In Anbetracht der, zumindest kurzfristig und gegenwartig, ext-
rem unelastischen Nachfrage und den historisch bedingten stark regionalen Besitzstrukturen
in Deutschland ist diesem Aspekt zentrale Bedeutung zuzuschreiben. Wéhrend im deutsch-
osterreichischen Markt bislang, trotz seiner im europdischen Vergleich betrichtlichen Grof3e,
nur eine einzige Gebotszone existiert, ist das Market Splitting in einigen européischen Landern
bereits umgesetzt. So ist beispielsweise Italien in vier Gebotszonen aufgeteilt und auch in den
nordischen Landern ist das Market Splitting implementiert.’® Auch das Nodal Pricing ist kein
rein theoretisches Konstrukt und wird von einigen Systembetreibern in Nordamerika, in Neu-
seeland, Argentinien und Singapur angewendet. In Europa wird gegenwértig der polnische
Markt auf ein Nodal Pricing System umgestellt.

Auch hierzulande wird die Moglichkeit eines Splittings des bestehenden Marktes diskutiert.
Auf den deutsch-0sterreichischen Markt bezogen wiirde dies die Bildung von mindestens zwei
Preiszonen bedeuten, die insbesondere dem bereits in der Einleitung dieses Buches dargestell-
ten Nord-Siid-Engpass Rechnung tragen sollen. Aber auch die Implementierung eines Nodal-
Pricing-Regimes wird als Option des Engpassmanagements in Betracht gezogen.’” Zur Iden-
tifizierung geeigneter Bruchstellen eines Preisgebiets eignet sich beispielsweise die Haufigkeit
von Redispatch-MaBnahmen.
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Dénemark ist in zwei Zonen aufgeteilt, Schweden in vier und Norwegen gar in fiinf.
Vgl. Frontier Economics/Consentec (2011).

Redisptach-MaBnahmen sind eine Form des Engpassmanagements, bei der der Ubertragungsnetzbetreiber Eng-
pésse ausgleicht, indem er Kraftwerke vor dem Engpass anweist, ihre Leistung zu reduzieren und gleichzeitig die
Stromerzeugung von Kraftwerken hinter dem Engpass anfordert.



1.1.4 Die Kostenbestimmung: Bestandteile der Kostenbasis in
der deutschen Stromnetzregulierung

Wie bereits erldutert, erfordert und beriicksichtigt jede Form von Entgeltregulierung Kennt-
nisse iiber Kosten und Erlose und stellt damit eine unmittelbare Einflussnahme auf die Renta-
bilitdt von Investitionen dar. Ein Element jeder praktisch angewandten Regulierung ist die
Kostenpriifung. Diese ist ein notwendiger und regelméafBig stattfindender Prozess innerhalb der
regulatorischen Entgeltbestimmung. Sie muss sich an den Gegebenheiten der jeweiligen Lan-
der ausrichten, in denen sich die Herausforderungen je nach Verfiigbarkeit von Daten, Markt-
organisation (beispielsweise Unternehmensanzahl und —heterogenitit) oder Regulierungsziel-
setzungen erheblich unterscheiden kdnnen. Wir fokussieren deshalb auf die konkrete Situation
in Deutschland, die vielfiltig genug ist, um weitgehende Einblicke in die mit der Kostenfest-
setzung verbundenen Schwierigkeiten zu geben. Je nach konkreter Ausgestaltung des Regu-
lierungsverfahrens findet die Kosteniiberpriifung statt. Die Lange der entsprechenden Regu-
lierungsperiode bewegt sich dabei typischerweise zwischen einem und fiinf Jahren. In
Deutschland findet die regulatorische Bestimmung der Kosten im Rahmen einer Anreizregu-
lierung seit 2009 einmal alle vier bzw. fiinf Jahre fiir Gas- und Stromnetze statt (vgl. Anreiz-
regulierungsverordnung (ARegV)). In den Jahren 2006 bis 2008 wurde eine jéhrliche Kosten-
priifung im Rahmen einer kostenbasierten Regulierung vorgenommen. Die Kosten werden
durch Genehmigung anerkannt und gelten fiir eine Regulierungsperiode. Die Gesamtkosten-
basis wird in Deutschland grundséitzlich unterteilt in beeinflussbare (Ks) und nicht beeinfluss-
bare Kosten (Kyp). Letztere beinhalten beispielsweise Kosten vorgelagerter Netze oder Erneu-
erbare Energien-induzierte Kosten, die lediglich an die Kunden weitergereicht werden.>® Der
Netzbetreiber wird fiir die verbleibenden Ky, das sind im Wesentlichen die Kosten, die im
engeren Sinn mit dem Netzbetrieb im Zusammenhang stehen, vollumfénglich in die Verant-
wortung gezogen. Voriibergehend werden Teile der Ky jedoch auch als nicht beeinflussbar
eingestuft, da diese beispielsweise durch laufende Vertrige erst mittel- bis langfristig abgebaut
werden konnen. Es entsteht dadurch eine weitere Unterteilung in dauerhaft und voriibergehend
nicht beeinflussbare Kosten (Kgnb, Kynb).®® Die Kosten des regulierten Unternehmens werden
entweder aus handelsrechtlichen Gewinn- und Verlustrechnung (GuV) direkt iibernommen o-
der es wird eine regulatorische, teils kalkulatorische Kostenbasis nach der Stromnetzentgelt-
verordnung (StromNEV) berechnet. Nach § 10 Abs. 3 EnWG wird fiir entflochtene Betreiber
nach § 4 Abs. 2 und 3 StromNEV grundsétzlich eine kalkulatorische Rechnung erstellt. Diese
Vorgabe gilt fiir Unternehmen kleiner 100.000 Kunden. Fiir nicht entflochtene Betreiber wird
weiterhin nach handelsrechtlichen Grundsétzen (und damit alten Bundestarifordnung Elektri-
zitdt (BTOEIt)-Vorgaben) reguliert. Die StromNEV- und handelsrechtlichen GuV-Kostenba-
sen konnen sich erheblich unterscheiden. Fiir die Berechnung der kalkulatorischen Kosten
nach StromNEV werden nicht tatsdchliche Nutzungsdauern verwendet, sondern deutschland-
weit vorgeschriebene, standardisierte kalkulatorische Abschreibungsdauern sowie darauf ba-
sierende Kapitalkosten, geschitzt. Demgegeniiber werden nach GuV die historisch etablierten
Verfahren verwendet, die meist nach BTOEIt individuell durch die jeweiligen Landesministe-
rien vorgegeben wurden.®!

39 Dies kénnen ca. 40 bis 50% der Gesamtkosten sein. Vgl. Schober et al. (2014).
60 Vgl. ARegV Anhang 1.
ol Vgl. StromNEV Anhang.



Die StromNEV-Kostenbasis setzt sich aus aufwandsgleichen Kosten nach § 5, den operativen
Kosten bzw. Ausgaben (Opex), den Kapitalkosten bzw. Ausgaben (kalkulatorische Abschrei-
bungen nach § 6, kalkulatorische Eigenkapitalverzinsung nach § 7) sowie kalkulatorischen
Steuern nach § 8 unter Abzug der kostenmindernden Erlose und Ertrége nach § 9 zusammen.
Netzverluste sind nach § 10 zu beriicksichtigen.®? Es ist zu beachten, dass kalkulatorische Ab-
schreibungen die nach BTOEIt und HGB bereits abgeschriebenen Anlagengiiter auch nicht
wieder aufleben lassen konnen (§ 6 StromNEV).

Kapitalkosten werden auf dieser Basis unter Zuhilfenahme von Eigenkapital- und Fremdkapi-
tal-Quoten und jeweils regulatorisch festgesetzten Sétzen ebenfalls kalkulatorisch ermittelt.
Diese basieren auf einem gewichteten Kapitalkostensatz, der sich auf Basis von marktbasierten
Methoden berechnet wird. Hierzu werden fiir das Eigenkapital das Capital Asset Pricing Mo-
del (CAPM) bzw. sichere Anlagen der letzten 10 Jahre und fiir das Fremdkapital die tatséch-
lichen Fremdkapitalzinssétze der Unternehmen verwendet, hochstens jedoch der auf die letz-
ten zehn abgeschlossenen Kalenderjahre bezogene Durchschnitt der von der Deutschen
Bundesbank verodffentlichten Umlaufrendite festverzinslicher Wertpapiere inldndischer Emit-
tenten.®® Diese Verzinsung kompensiert einerseits die risikofreie Gegenwartspréferenz des
Marktes sowie die mit dem Marktportfolio korrelierten (und demzufolge nicht-diversifizier-
baren) Risiken.®

In Deutschland findet eine Form der Anreizregulierung nach § 21a EnWG Anwendung. Bei
dieser wird grundsitzlich eine Kostenpriifung einmalig pro Regulierungsperiode vorgenom-
men. Fiir die Bestimmung der genehmigten Kosten wird in Deutschland nach § 6 ARegV, wie
bei der durch § 21 EnWG erdftneten kostenbasierten Regulierung, grundsétzlich Abschnitt 2
Teil 1 der StromNEV herangezogen. Diese Kosten miissen nach dem ,,used-and-useful“-Kri-
terium betriebsnotwendig sein und den Kosten eines effizienten Netzbetriebs entsprechen.

Diese Kostenbasis wird im Rahmen der Anreizregulierung durch eine zweite Kostenbasis
komplementiert. Es handelt sich hierbei um eine standardisierte Kostenbasis, die separat und
ausschlieBlich fiir den Effizienzvergleich der Unternehmen verwendet wird.®® Die Bundesnetz-
agentur (BNetzA) standardisiert die Kosten iiber eine einfache Annualisierung der Kapitalkos-
ten. Die nach buchhalterischen Informationen vorhandenen Anlagen, die nicht den tatséchlich
vorhandenen Anlagen entsprechen miissen, werden herangezogen und das Anlagevermdgen
zu Tagesneuwerten standardisiert neu bewertet. Es werden hierzu ebenfalls einheitliche Ab-
schreibungszeitraume angesetzt, wie diese nach ARegV und StromNEV vorgeschrieben sind.
Analog zum Vorgehen in der StromNEV werden kalkulatorische Abschreibungen und Kosten
des gebundenen Kapitals berechnet, wobei Eigenkapital und Fremdkapital im Verhéltnis von
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Es wird eine Maximalquote von 40 % fiir das Eigenkapital zugelassen.

Eine detaillierte Darstellung der Ermittlung und Zusammensetzung der StromNEV-basierten Kostenbasis ist in

Kapitel 3.7 dieses Buches gegeben.

4 Bej Altanlagen (Installation vor dem 01.01.2006) gilt weiterhin das Substanzerhaltungsprinzip. Bei Neuanlagen

(Installation ab dem 01.01.2006) gilt das Realkapitalerhaltungsprinzip. Diese orientiert mehr an der Kapitalge-
bersicht und bewertet Anlagen demzufolge zu Anschaffungs- und Herstellkosten und verwendet Nominalzinsen
und die allgemeine Inflationsrate (s. oben, Kapitel 3.7). Investitionen werden so schneller refinanziert, allerdings
steigt das Risiko, dass die spezifische Preisentwicklung des Anlageguts eine Wiederbeschaffung — die Substan-
zerhaltung — verhindert. Vgl. Knieps et al. (2001) oder Kiipper (2002).

65 Vgl. § 21a Abs. 4 EnWG in Verbindung mit § 21 Abs. 2 EnWG fiir Knb und 2 bis 4 EnWG fiir Kb sowie §§ 12
bis 14 ARegV.



2:3 gewichtet werden.%® Diese gehen anschlieBend in die Kostenbasis fiir den Effizienzver-
gleich ein. Nicht standardisiert werden die Betriebskosten. Diese gehen nach § 5 StromNEV
als aufwandsgleiche Kosten weiter unverandert in die Kostenbasis ein. Weitere Standardisie-
rungsmafBnahmen werden nicht vorgenommen. Es werden lediglich die oben erwdhnten An-
passungen um nicht (bzw. vorlibergehend nicht) beeinflussbare Kosten vorgenommen. Das
Ergebnis des Effizienzvergleichs hat unmittelbar Einfluss auf die genehmigten Kosten der
Kostenbasis, da nur die Kosten der effizienten Leistungsbereitstellung zur Anwendung kom-
men diirfen.®” Aus dieser Kostenbasis wird im Anschluss ein Erlospfad bestimmt. Dieser ist
detailliert in Kapitel 3.7 beschrieben.

Aus diesem Vorgehen ergeben sich einige problematische Punkte. Eine im Sinne einer ,,light-
handed regulation* vereinfachende Herangehensweise bei der Standardisierung von Kosten
kann durch die notwendigerweise geringe Differenzierung zu Problemen fiihren.

Die Ursachen hierfiir sind heterogen:
1. Kapitalkosten, durch die nicht diversifizierbaren firmenspezifischen Risiken
2. Investitionszyklen, durch die einfache Standardisierung {iber Annualisierung
1. Kapitalkosten
2. Abschreibungen
3. Aktivierungspraktiken, durch Nichtstandardisierung der operativen Kosten

Im Folgenden wird fiir die drei Ursachen detailliert beschrieben, welche Probleme eine Stan-
dardisierung bewirken kann.

1. Unternehmensspezifische Risiken

Die im Rahmen der Kostengenehmigung festgesetzten gewichteten Kapitalkosten enthalten
per Definition lediglich eine Kompensation fiir die systematischen Risiken, die aus dem Netz-
geschift entstehen. Das unter anderem von Sharpe (1964) entwickelte Modell zur Bepreisung
von Eigenkapital, dem Capital Asset Pricing Model (CAPM), geht dabei von perfekten Kapi-
talmérkten und Investoren aus, die ihre (Finanz-)Anlagen perfekt diversifizieren kdnnen. Ri-
siken, die lediglich fiir einzelne Firmen relevant und nicht korreliert sind, konnten so {iber sehr
viele, infinitesimal kleine Unternehmensbeteiligungen vermieden werden. Als Residuum ver-
bliebe nur das nicht-diversifizierbare, systematische Marktrisiko. Der risikoadjustierte Markt-
preis, der sich nach diesem Modell fiir das Eigenkapital einer Firma einstellt, ist der Vari-
anzanteil in den Firmenwertbewegungen, der mit dem Marktportfolio korreliert, zusatzlich zu
dem risikofreien Zinssatz der Gegenwartspriferenz der Marktteilnehmer.

Im Netzgeschéft existiert jedoch eine Reihe von Griinden, die gegen die Annahmen perfekter
Kapitalmirkte sowie perfekter Diversifizierbarkeit sprechen. Hierzu zihlen die Risikoaversion
des Managements (vgl. Holmstrom/Tirole 2000), Transaktionskosten und Liquiditétsrestrikti-
onen, konvexe Steuerfunktion oder auch ein moglicher Bankrott (vgl. Froot et al. 1993,

% Die StromNEV schreibt hier nur eine Obergrenze von 40 % fiir den Eigenkapitalansatz vor, sonst jedoch die
Verwendung des tatsidchlichen Eigenkapitalanteils.

67 vgl. § 21 Abs. 1 EnWG.



Smith/Stulz 1985). Stellen diese Griinde bindende Restriktionen fiir ein Unternehmen dar, so
entstehen diesem zusétzliche Kosten zu den iiber ein CAPM abgeschéitzten Kosten fiir das
systematische Risiko hinaus.®® In Mérkten mit funktionierendem Wettbewerb wiirden diese
beispielsweise iliber Zielrenditen (Hurdle-Rates) beriicksichtigt, die zum Teil weit {iber den
Refinanzierungskosten eines Unternehmens liegen.

Im Einzelnen sind Entscheider beispielsweise nicht bereit, negative Risiken zu tragen, da fiir
diese ihr Gehalt, ihre Position im Unternehmen oder ihre Reputation fiir kiinftige Beschifti-
gungsverhéltnisse auf dem Spiel steht. Dieser Entscheider wiirde demzufolge auch (fiir Inves-
toren) diversifizierbare Risiken in Betracht ziehen. Aus dhnlichen Griinden, und aus realen
Kostengriinden, werden ebenfalls Absicherungsmainahmen gegen Insolvenz oder Bankrott
getroffen. Diese Hedgingmafinahmen sind ebenfalls (meist) mit Kosten verbunden. Transak-
tionskosten (kurzfristiger) Kapitalbeschaffung gerade auch fiir kleinere Unternehmen spre-
chen ebenfalls gegen perfekte Kapitalmirkte. Konvexe Steuerfunktionen fithren im Mittel zu
einer stirkeren Belastung des Unternehmens, da bei Schwankungen des Firmenergebnisses
hohe Ergebnisse stirker besteuert werden. Dieses Risiko veranlasst Unternehmen zu Kosten
verursachenden Hedgingmafinahmen.

Firmenspezifische Risiken kdnnen vielféltig sein. Im Zusammenhang mit Skalenvorteilen gro-
Ber Stromverteilnetzbetreiber haben beispielsweise Schober et al. (2014) signifikante Auf-
schldge zur Kompensation von Kosten aus dem unterschiedlichen stochastischen Ausfallver-
halten von Netzelementen geschitzt. Evans/Guthrie (2005) betrachten Nachfrage und
Faktorpreisschwankungsrisiken in ihren Auswirkungen auf eine effiziente Kapazitdtsplanung
und stellen zusétzlich verursachte Kosten fest. In beiden Artikeln werden Kapitalkostenauf-
schldge von bis zu 2 bis 3 Prozentpunkten geschétzt. Evans/Guthrie (2012) betrachten eben-
falls die Abhéngigkeit von Groenunterschieden. Sie leiten in einem formalen Modell tenden-
ziell zu kleine und zu héufige Investitionen aufgrund der Skaleneffekte her.

Weitere Risiken konnen beispielsweise unterschiedliche Kapitalaltersstrukturen, Wetterver-
haltnisse oder auch der Zugang zu qualifizierten Arbeitnehmern sein. Nach Wissenstand der
Autoren sind diese Risiken noch nicht untersucht.

Der Regulierer sollte sich jedoch Gedanken iiber die Beriicksichtigung der Kosten machen,
die aufgrund firmenspezifischer Risiken entstehen, wenn er eine effiziente und faire Regulie-
rung gewdhrleisten mochte.

2. Investitionszyklen®
a. Kapitalkosten
Abweichende Investitionszyklen fiihren dazu, dass Firmen unterschiedliche Mengen an ge-

bundenem Kapital zu einem Zeitpunkt aufweisen und damit unterschiedliche Kapitalkosten.
Durch Abschreibungen sinkt das gebundene Kapital und Kapitalkosten fallen nur auf das nicht

68 pg gibt weitere Modelle, die der Abschitzung systematischer Kapitalkosten dienen. Diese sind beispielsweise das

3-Faktoren-Modell (vgl. Fama und French 1992) oder die Arbitrage Pricing Theorie (vgl. Ross 1976).
% Dieser und der folgende Abschnitt sind stark an Schober/Weber (2013) angelehnt.



abgeschriebene Kapital an.”® Dies fiihrt potenziell zu Problemen bei der Anerkennung von
Kosten iiber Kostenvergleiche (s.o., Ausfithrungen zu § 21 Abs. 2 bis 4 EnWG). Beispiels-
weise ermitteln Elsenbast/Bandulet (2008) geringere Kosten im Benchmarking von ca. 14 %
fiir Betreiber mit dlteren Anlagen, wenn Kosten nicht standardisiert werden.”! Diverse Stel-
lungnahmen zu dem Berichtsentwurf der BNetzA (vgl. BNetzA 2006) zur Einfithrung der An-
reizregulierung sehen ebenfalls Schwierigkeiten: ,,Marktphasen bzw. Investitionszyklen sowie
Abschreibungs- und Aktivierungspolitiken in der Kostenbasis (Input) miissen z. B. durch eine
Vergleichbarrechnung, eine Clusterung oder Beriicksichtigung von Korrekturfaktoren ange-
messen beriicksichtigt werden.* (Plaut Economics 2006, S. 42). Ahnlich wird dies von Bran-
chenverbdanden und Marktteilnehmern gesehen (vgl. VDEW/VDN/VRE 2006 oder RWE
2000).

Abbildung 1 veranschaulicht drei unterschiedliche Kapitalstockentwicklungen im Zeitab-
lauf.”?> Dies kann beispielsweise durch eine fiir den Netzbetreiber exogene Siedlungsentwick-
lung oder auch unterschiedliche Investitionszyklen in Ost- und Westdeutschland verursacht
worden sein.” In Abhingigkeit des Durchschnittsalters des Anlagenparks fallen deshalb un-
terschiedlich hohe bilanzielle Aufwendungen fiir Kapitalkosten an.”* Der rechte Teil von Ab-
bildung 1 verdeutlicht dies. Die links dargestellte Altersverteilung des physischen Kapital-
stocks wird unter Verwendung einer linearen Abschreibungsregel in das zugehorige bilanzielle
Kapital transformiert. Die Flache unter den rechten Graphen entspricht dem gesamten gebun-
denen bilanziellen Kapital. Die élteste Kapitalstruktur weist aufgrund der bereits erfolgten Ab-
schreibungen die geringste Fliche auf.
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Abbildung 1: Heterogene Investitionszyklen und gebundenes bilanzielles Kapital; vgl. Schober/Weber (2013)

70 Zwar ist kein signifikanter Zusammenhang zwischen dem durchschnittlichen Analagenalter und den nach Strom-

NEYV kalkulierten Kosten festgestellt worden (vgl. BNetzA 2006). Allerdings fand keine Priifung unter expliziter
Beriicksichtigung von Kapitalstrukturen und Abschreibungsdauern statt.

7l Vgl. auch Andor (2009).

72 Kapitalkosten werden durch das unterschiedliche durchschnittliche Anlagenalter des Betriebsmittelparks beein-

flusst. Vgl. Wohe/Doring (2010), Plinke/Reese (2002).
73 vgl. Filippini/Wild (2002).
74 Vgl. Weber/Schober (2007).



Werden auf der Basis in dieser Form ermittelter Kapitalkosten Kostenvergleiche durchgefiihrt,
die iiber die genehmigten Kosten fiir den effizienten Netzbetrieb entscheiden, wird die Refi-
nanzierbarkeit der Investitionen der gesamten Branche riskiert. Ist das effizienteste Unterneh-
men Malstab fiir die gesamte Branche, so wird die Tatsache, dass Unternehmen unterschied-
liche Anlagendurchschnittsalter vorweisen, dazu fiithren, dass dauerhaft unrealistisch niedrige
Kosten als Ziel festgesetzt werden.”® Dies folgt aus der Uberlegung, dass zu jedem Zeitpunkt
ein Unternehmen Kosten vorweist, die temporar unter dem langfristigen Refinanzierungsni-
veau liegen. Eine Beriicksichtigung des durchschnittlichen Anlagenalters der beteiligten Netz-
betreiber ist demzufolge notwendig.

b. Abschreibungen

Vergleichskostenbasen konnen auch aufgrund variabler Nutzungsdauern der Anlagen verzerrt
werden. Beispielsweise aufgrund von stochastischen Anlagenausfillen treten entweder Mehr-
kosten durch Sonderabschreibungen oder fehlende Kosten durch bereits erfolgte vollstindige
Abschreibung auf (s. Abbildung 2). Die Vergleichskostenbasis wird dann durch vorzeitige
Abschreibungen erhoht oder/und durch abgeschriebene Anlagen iibermiBig verringert.”®

Typisierte
Alterung
Kein
Sonder- Restbuch

abschreibungen wert
1 A
r Ll

Anlagenausfall bzw. -ersatz

Abschrei-  Max. T

bungsdauer Lebens-
dauer

Abbildung 2: Variable Anlagennutzungsdauern/stochastische Ausfélle; vgl. Schober/Weber (2013)

Haben die Unternechmen beispiclsweise abweichende optimale Anlagenaustauschalter oder
unterscheiden sich die tatsdchlich eintretenden Ausfallalter durch die Stochastik des Ausfall-
verhaltens von den geplanten Nutzungsdauern, kdnnen die Aufwendungen zu einem bestimm-
ten Jahr voneinander abweichen. Eine vorzeitig ausfallende Anlage verursacht bei langen Ab-
schreibungsdauern zusitzlichen Aufwand. Kiirzere Abschreibungsdauern verursachen zwar
wihrend des Abschreibungszeitraumes hohere Kosten. Nach vollstédndiger Abschreibung kann
hingegen ,,0ohne Kosten* produziert werden. Weber/Schober (2007) zeigen, dass bei Abwei-
chung der tatsdchlichen von der avisierten Lebensdauer die Refinanzierung des Kapitalstocks

75 vgl. Weber/Schober (2007).
76 Vgl. Wohe/Doring (2010), Plinke/Reese (2002).



der Branche scheitern kann. Dies gilt, wie im Fall der Kapitalkosten, wenn das effizienteste
Unternehmen als Mafstab genommen wird. Alternativen sind auch hier entweder Korrek-
turfaktoren, die diese Effekte ausgleichen, oder ein moderateres Durchschnittskostenbench-
marking.

3. Aktivierungspolitiken

Die Definition des Wirtschaftsguts im Zusammenhang mit dem Stromnetz ist zentral fiir die
zeitliche Verteilung der Kosten, insbesondere im Zusammenhang mit firmenspezifisch vonei-
nander abweichenden Investitionszyklen.”” Mit zunehmender WirtschaftsgutgroBe werden Er-
satzinvestitionen (in Leitungen, etc.) nicht aktiviert und fallen nach § 5 StromNEYV direkt und
unmittelbar als aufwandsgleiche Kosten, also Opex an. Der Kostenverlauf folgt dadurch iiber
die Zeit dem Investitionszyklus und es findet keine Verteilung der Kosten iiber die Nutzungs-
bzw. Abschreibungsdauer statt. Damit entféllt auch der Verstetigungseffekt durch Abschrei-
bungen, der der Vergleichbarkeit der Kosten zutrdglich ist. Die, in gewissem Rahmen histo-
risch gegebene, Definition des zu bilanzierenden Anlagegutes beeinflusst demnach die Hohe
der als effizient eingestuften Kosten. Dies wird beispielsweise auch von Kremp/Radtke (2009)
und Seel/Timm (2009) angemerkt. Letztere diskutieren auch die strategische Nutzbarkeit der
Aktivierung zur Verringerung der (Vergleichs-)Kostenbasis.”

Diese zeitliche Variabilitdt in den aktuell zu bewertenden Kosten hiangt von der Aktivierungs-
politik eines Unternehmens ab und ist fiir den Regulierer aus mehreren Griinden problema-
tisch. Einerseits soll er die Kosten im Zeitverlauf bewerten. Diese variieren aber je nach Stand
des Unternehmens in seinem Investitionszyklus, wenn auch in bedeutendem Umfang Investi-
tionen durch eine weite Wirtschaftsgutdefinition als aufwandsgleiche Kosten anfallen. Das
Ausmal dieser zeitlichen Variabilitit hingt demnach auch von der GroBe des definierten Wirt-
schaftsgutes ab. Variieren diese iiber die betrachteten Unternehmen, muss der Regulierer die
Kosten im Zeitverlauf unternehmensindividuell bewerten, wenn er schwankende operative
Kosten nicht félschlicherweise der Unternehmenseffizienz zuschreiben will.

Andererseits werden die durch Investitionszyklen verursachten und iiber die tiber die Zeit va-
riierenden Opex auch in einem zeitpunktbezogenen Querschnittsvergleich verwendet. Dies dn-
dert auch die von der BNetzA verwendete Standardisierung der Kapitalkosten nicht. Zusétz-
lich zu der verfélschten Leistungsmessung entsteht bei Verwendung des Malistabs des
giinstigsten Unternehmens so das Problem, dass die gesamte Branche ihr Kapital nicht refi-
nanzieren kann. Analog zu der obigen Argumentation (vgl. Abschnitt , Investitionszyklen®)
wird bei heterogenen Altersstrukturen des Kapitalstocks immer ein Unternehmen unterhalb
seiner Kosten zur langfristigen Refinanzierung des Kapitalstocks sein. Es gibt also keinen
Zeitpunkt, zu dem zeitweise Verluste ausgeglichen werden konnten.” Der Regulierer miisste

7T Der Wirtschaftsgutsbegriff wurde bis 2005 in Abstimmung mit den fiir die Energieaufsicht zustdndigen Landes-

wirtschaftsministerien vorgenommen.

78 Dies héngt in einem Benchmarking allerdings von der Stellung im Investitionszyklus und der Aktivierungspolitik

der tibrigen Unternehmen ab. Vgl. auch die Stellungnahmen von Plaut Economics (2006), VDEW/VDN/VRE
(2006) und RWE (2006).

Ein Beispiel soll dies verdeutlichen. Bei einer deterministischen Nutzungsdauer von 40 Jahren ersetzt ein Netz-
betreiber stationdr 1/40 seines Anlagenbestandes. In gleicher Hohe entstehen Kosten. Ein weiterer Betreiber muss
beispielsweise allein aufgrund seiner Versorgungsaufgabe den Ersatz eines Zehntels seines Netzes in der Ver-
gleichsperiode leisten. Er hitte demnach die vierfachen Ausgaben zu tatigen, wire somit per definitionem nur ein
Viertel so effizient. Es bekommt somit lediglich ein Viertel seiner Kosten in dieser Periode erstattet. Gleiches
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demzufolge, zusitzlich zu einer Standardisierung der Kapitalkosten, eine Standardisierung der
operativen Kosten vornehmen. Diese werden jedoch bisher nach § 5 ARegV unverindert aus
der Rechnungslegung des Unternehmens tibernommen.

1.1.5 Schlussbemerkung

In der Einleitung dieses Kapitels wurde der Trend zur disaggregierten Betrachtung der Wert-
schopfungsstufen des Stromsektors aufgezeigt. Es wurde aber auch verdeutlicht, dass eine ver-
tikale Trennung erhebliche Koordinierungskosten in der Wertschopfungskette verursacht, ins-
besondere wenn Investitionsbedarf besteht und entsprechende Projekte zum Beispiel zwischen
Erzeugungsstufe und Ubertragungs- und Verteilnetzen abgestimmt werden miissen. Dies fiihrt
zu hohen Anforderungen an den Regulierungsrahmen; neben Fragen wie der nach der Einfiih-
rung von nodal oder zonal pricing stellen sich auch die nach der grundsitzlichen Ausgestaltung
der Organisationsstruktur des Sektors und, vor allem im Kontext der Energiewende, der Tiefe
der staatlichen, iiber tibliche Formen der Regulierung hinausgehenden Eingriffe, z. B. in Form
einer Investitionssteuerung. All dies hat Riickwirkungen auf die Ausgestaltung der Entgeltre-
gulierung. Wie oben dargestellt, sind die verschiedenen Ansdtze mit unterschiedlichen Prob-
lemen und Risiken verbunden. Klar ist, dass die Herausforderungen an Regulatoren und Un-
ternehmen in einem dynamischen, durch Investitionsbedarf gekennzeichneten Umfeld enorm
zunehmen.

wiirde sich in den iibrigen Perioden wiederholen, in denen das zweite Unternehmen allerdings Benchmark setzend
ist. Beide Unternehmen wiirden sich nicht refinanzieren.
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