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1) Einleitung 

Die Bundesrepublik Deutschland etablierte mit dem Stromeinspeisungsgesetz im Jahr 1991 

erstmals eine Norm, die regenerative Erzeugungstechnologien mit kalkulierbaren Vergütungen 

über einen langen Zeitraum förderte und zudem den Betreibern dieser Technologien eine Ab-

nahmegarantie ihres erzeugten Stroms garantierte. Damit begann eine hochdynamische Ent-

wicklung, die im Zuge des ab dem Jahr 2000 etablierten „Gesetzes für den Vorrang Erneuerbarer 

Energien“ (EEG) und dessen Novellierungen anhielt und vor allem die Onshore-Windenergie 

zur vorherrschenden Erzeugungstechnologie förderte. 

In den letzten Jahren ist zunehmend den Medien zu entnehmen, dass jedoch erhebliche Frikti-

onen im Bereich der regenerativen Erzeugung auftreten. Dies wird auf mehrere Ursachen zu-

rückgeführt: Einerseits soll die Förderung mittels der einzelnen Instrumente des EEG zu positiv 

ausfallen und damit Grenzwerte eines sinnvollen Zubaus überschritten haben, was häufig an 

der steigenden EEG-Umlage, als Bestandteil des Strompreises für die Endverbraucher, indiziert 

wird. Auch findet insbesondere der Zubau der Onshore-Windenergie, dessen optische Auswir-

kungen auf das Landschaftsbild mittlerweile nahezu allgegenwärtig sind, wenig Anklang. Als 

weitere Problematik wird die Integration der regenerativen Erzeugungsleistung in die deutschen 

Stromnetze erachtet, die aus differenten Ursachen nicht reibungslos und ohne erhöhten Auf-

wand verläuft. 

Allein die Position der Bundesregierung und deren mediale Aufbereitung werfen Fragen hin-

sichtlich der politischen Steuerung und einer damit verbundenen Konstanz auf. So stellte die 

Bundesregierung unter Gerhard Schröder im Jahr 2004 noch auf einen großen Windenergiezu-

bau ab: 

„Für Rot-Grün ist schließlich der Ausbau der Windkraft, 13 Jahre nachdem die Regierung 
Helmut Kohl mit der Förderung der Mühlen begonnen hat, ein Prestigeprojekt, eines der 
wenigen, das in ihren eigenen Reihen Zustimmung findet. Mit einer Novelle des Erneuer-
bare-Energien-Gesetzes (EEG), die der Bundestag am kommenden Freitag beschließen 
soll, will die Koalition die Weichen für einen weiteren Windkraft-Boom stellen: […].“1 

                                                           
1  Internetquelle: spiegel.de – Die große Luftnummer vom 29.03.2004. 
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Im Jahr 2012 strebte die Bundesregierung unter Führung von Angela Merkel hingegen eine 

deutliche Verlangsamung an, da der Zubau 60 Prozent oberhalb des Bedarfs gelegen hätte.2 

Diese Entwicklung mag angesichts eines Zeithorizonts nicht zu überstürzt erscheinen. Wenn 

jedoch vier Jahre später der Zubau noch immer zu stark ist, ist der Frage nach der Effektivität 

der eingesetzten Steuerungsinstrumente nachzugehen: 

„Der Bund will das Tempo beim Ausbau der erneuerbaren Energien verringern, um höhere 
Kosten zu verhindern. Hintergrund ist, dass derzeit an Land mehr Windkraftanlagen gebaut 
werden, als für die Umsetzung der Energiewende vorgesehen ist.“3 

Das aufgezeigte Spannungsfeld wird häufig aus rein juristischer, ingenieurwissenschaftlicher 

oder wirtschaftswissenschaftlicher Perspektive beleuchtet, was zu einem Ausbleiben des Er-

kennens von übergreifenden Rückkopplungseffekten und Interdependenzen führt. Die politik-

wissenschaftliche Perspektive verspricht hier ergänzende Ursachen zu erkennen, muss jedoch 

in ihrem Fokus deutlich begrenzt werden. Die vorliegende Arbeit stützt sich auf Quellen aus 

den unterschiedlichsten wissenschaftlichen Disziplinen und intendiert dahingehend, eine um-

fassendere Analyse mit den Steuerungswirkungen aufzustellen. 

Die vorliegende Arbeit setzt sich mit der Thematik des Ausbaus der Onshore-Windenergie und 

des Netzausbaus wissenschaftlich auseinander und fokussiert hierbei insbesondere die Steue-

rungsinstrumente der politischen Ebene, welche beide untrennbar miteinander verflochtenen 

Gebiete regulieren. Dabei ist bereits in erster Sichtung der Literatur ein deutliches Spannungs-

feld zwischen den umweltpolitischen Zielsetzungen, die der Gesetzgeber mit der Förderung der 

regenerativen Energien artikuliert, der allgemeinen Versorgungssicherheit der deutschen 

Stromnetze und einer kostengünstigen Energieversorgung, zu erkennen. Als Instrument inner-

halb dieser Schnittmengenproblematik, die sich im Wesentlichen aus der Integration zuneh-

mender Mengen regenerativer Erzeugungsleistung in das deutsche Stromnetz ergibt, kann un-

mittelbar das ,Engpassmanagement‘, also die Bewirtschaftung von Netzengpässen als Folge 

unzureichenden Netzausbaus und hoher regenerativer Einspeisung identifiziert werden. Als 

Prämisse der Untersuchung soll die Kategorisierung der als komplex anzusehenden politischen 

Steuerung in den Bereichen Onshore-Windenergie, Netzausbau und Engpassmanagement gel-

ten, wobei neben einer reinen Einordnung auch die Wirkungen der einzelnen Steuerungsmodi 

überprüft werden sollen. Idealiter können durch diese Untersuchung Ineffizienzen und Mängel 

                                                           
2  Vgl. Internetquelle: energiezukunft.eu – Regierung will Energiewende verlangsamen vom 13.09.2012.  
3  Internetquelle: zeit.de – EEG-Novelle 2016 vom 12.05.2016. 
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der Regulierung hervorgehoben und in Form von Änderungsvorschlägen beseitigt werden. Der 

Gang der Untersuchung ist folgendermaßen konzipiert: 

In Kapitel 2) wird das Politikfeld der Onshore-Windenergie umfassend dargestellt. Neben einer 

kurzen Abhandlung über die technischen Grundlagen wird die bisherige Entwicklung des Aus-

baus anhand aktueller Daten aufgezeigt und insbesondere auf regionaler Ebene fokussiert, da 

eine Verdichtung der Windenergie in bestimmten Räumen als Ursache für Netzengpässe be-

trachtet wird. Nachfolgend werden die wesentlichen rechtlichen Grundlagen und Steuerungs-

instrumente erörtert, welche der Gesetzgeber im Laufe der Zeit etabliert hat. Hierbei wird ver-

sucht, den Umfang der Untersuchung so kompakt wie möglich zu halten und lediglich auf aus-

gewählte Steuerungsmechanismen einzugehen, die eine direkte Wirkung auf die Onshore-

Windenergie entfalten. Zwar kommt diese Arbeit nicht umhin, auch grundlegende Steuerungs-

instrumente zu skizzieren, die technologieübergreifend wirken, richtet jedoch den Fokus unter 

Beschränkung des Umfangs strikt auf die Onshore-Windenergie. Auch ist ein Blick auf das 

Planungsrecht der Windenergie unumgänglich, da hier Erkenntnisse in Bezug auf die Umset-

zung der bundesrechtlichen Vorgaben zu umweltpolitischen Steuerungsformen des EEG auf 

Ebene der Landes- und Kommunalplanung zu erwarten sind. Zudem scheint dieser Exkurs vor 

dem Hintergrund der Abstimmung des Netzausbaus und der Integration der Onshore-Wind-

energie angebracht. 

Das dritte Kapitel bildet eine Überleitung zum Politikfeld des Netzausbaus und thematisiert das 

Regulierungsbedürfnis von Netzindustrien. Der liberalisierte deutsche Strommarkt nahm seine 

Anfänge im Jahr 1998 und weist vor allem im Bereich monopolistischer Strukturen Eigenheiten 

auf, die ein staatliches Regulieren erforderlich machen. Die gedanklichen Grundlagen dieser 

Regulierung sowie ihre Veränderung vor dem Hintergrund der Rolle des Staats als Gewährleis-

tungsstaat im liberalisierten Markt sollen aufgezeigt werden, um die politische Steuerung auf 

der Makroebene des gesamten Strommarkts in einem weiteren Schritt auf die Stromnetze als 

speziellen Teilbereich dieses Markts projizieren zu können. 

Kapitel 4) befasst sich hingegen explizit mit der Entwicklung und Struktur der deutschen 

Stromnetze. Neben einer kurzen Darstellung der Grundlagen von Elektrizität als natürliche Ge-

setzmäßigkeit und der Besonderheiten des Guts Strom als Ausgangspunkt für auftretende 

Netzengpässe wird die Landschaft der Stromnetze, ihre hierarchische Anordnung und die Ent-

wicklung bis in das heutige, liberalisierte System verfolgt. Es folgen die rechtlichen Grundlagen 
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für staatliche Regulierung im Bereich der Stromnetze, aus denen die verschiedenen Steuerungs-

instrumente auf die Onshore-Windenergie bezogen und im Zuge der späteren Analyse separiert 

untersucht werden sollen. Auch der derzeitige Stand des Netzausbaus wird im Zuge dieses Ka-

pitels präsentiert, da er die infrastrukturelle Basis und beschränkende Größe für den Transport 

der regenerativen Strommengen in Deutschland darstellt.  

Im fünften Kapitel wird das Instrument des innerdeutschen Engpassmanagements fokussiert. 

Es handelt sich dabei um ein mit mehreren Methoden unterlegtes und hoch ausdifferenziertes 

Instrument, welches den Netzbetreibern in Ermangelung ausreichender Netzkapazität zur kurz- 

und mittelfristigen Bewältigung der zunehmenden Netzengpässe zur Verfügung steht. Auch bei 

diesem Aspekt werden die wesentlichen rechtlichen Grundlagen erörtert und das Engpassma-

nagement als komplexes Instrument mit verschiedenen Eingriffsstufen dargestellt. Im letzten 

Schritt wird auf die praktische Relevanz des Engpassmanagements anhand abgeregelter Ener-

giemengen und deren Kosten eingegangen, um die Brisanz der Thematik zu unterfüttern. Dabei 

rückt insbesondere das Einspeisemanagement als untergeordnetes Instrument mit erheblicher 

Bedeutung für regenerative Erzeugung in den Fokus, da allein die durch das Einspeisemanage-

ment abgeregelte Energiemenge regenerativer Anlagen im Zeitraum von 2009 bis 2015 mehr 

als der Hälfte des Gesamtstromverbrauchs der Stadt Hamburg im Jahr 2015 entsprach. Zudem 

zeigt die Kostensteigerung dieser Energiemengen, welche ausgehend vom Jahr 2013 zum Jahr 

2014 ca. 89 Prozent und zum Jahr 2015 schon ca. 994 Prozent betrug, dass es sich um eine 

äußerst dynamische Entwicklung handelt.4 

Da sämtliche Kosten, die sich aus unterschiedlichen Faktoren im Bereich der Stromnetze erge-

ben, als Netzentgelte auf die Verbraucher umgelegt werden und diese Netzentgelte zunehmend 

aufgrund regenerativer Einspeisung bundesweit differieren, sollen sie und die ihnen zugrunde 

liegende Steuerung in Kapitel 6) aufgezeigt werden. Dabei tritt bereits bei oberflächlicher Be-

trachtung eine höchst direkte und detailreiche Steuerung des Gesetzgebers zum Vorschein, die 

mit der Anreizregulierung ihre aktuellste Form der Ausgestaltung gefunden hat und monopo-

listische Netzbetreiber aus Effizienzgründen in ein künstliches Konkurrenzverhältnis versetzt, 

um somit die Netzentgelte zu senken. 

Im siebten Kapitel sollen im Zuge der Vollständigkeit die wichtigsten Akteurstrukturen in bei-

den beleuchteten Politikfeldern geschildert werden. Dabei ist ein Wandel von homogenen zu 

                                                           
4  Vgl. Kap. 5.5.3) der vorliegenden Arbeit. 



 

  

11

sehr spezialisierten und kapitalstarken Akteuren im Bereich der Onshore-Windenergie zu er-

kennen. Auch der Gesetzgeber reagierte auf die zunehmende Komplexität in den Politikfeldern, 

indem er die Bundesnetzagentur als Regulierungsbehörde mit weitreichenden Kompetenzen 

ausstattete, um in der Schnittmenge beider Felder zu interagieren. 

Kapitel 8) verdeutlicht den Analyseansatz, der sich im Wesentlichen auf die Policy-Forschung 

im Kontext von Politikfeldern stützt, um im weiteren Schritt die relevanten politischen Steue-

rungsinstrumente erarbeiten zu können. Aus diesem Grund werden die Bereiche Onshore-Wind-

energie und Stromnetze in dieser Untersuchung als eigenständige Politikfelder definiert und 

untersucht. Dieser Ansatz wird viele Faktoren nicht gänzlich eigenständiger und eng verfloch-

tener Politikbereiche ausblenden, verspricht auf der anderen Seite jedoch unter Fokussierung 

der jeweiligen Steuerungsinstrumente aussagekräftigere Ergebnisse, da die Wirkungen isoliert 

betrachtet werden können. Um diesen Ansatz noch mit einer Wirkungsanalyse zu untermauern, 

wird die Analyse mit der retrospektiven Gesetzesfolgenabschätzung kombiniert, welche die 

weitestgehend legislative Steuerungsmaterie mit vorher identifizierten Zielsetzungen im Zuge 

eines Soll-Ist-Vergleichs untersuchen kann. 

Im neunten Kapitel erfolgt die eigentliche Analyse. Im Politikfeld der Onshore-Windenergie 

werden die Steuerungsinstrumente herausgestellt und mit den Zielsetzungen verglichen. 

Schnell zeigt sich, dass die Steuerung aus rein umweltpolitscher Perspektive als Erfolg zu wer-

ten ist, was sich im rasanten Leistungszubau widerspiegelt. Jedoch eröffnet die Analyse des Po-

litikfelds Stromnetze verschiedenste negative Effekte des Windenergiezubaus auf die Netze 

und vor allem die Kosten. Um eine differenzierte Betrachtung zu ermöglichen, wird das weite 

Feld der Stromnetze getrennt nach den Sektoren Netzbetrieb und -ausbau untersucht. Es zeigen 

sich differenteste Intentionen des Gesetzgebers in den letzten Jahren, hier einer nachteiligen 

Entwicklung in den Stromnetzen entgegenzusteuern. Allerdings müssen auch Maßnahmen mit 

hohem Maß an direkter Steuerung, wie beispielsweise Verfahrensbeschleunigungen im Bereich 

des Netzausbaus durch Kompetenzverlagerung auf Bundesebene, weitestgehend als nicht wir-

kungsvoll angesichts des rasanten Zubaus regenerativer Erzeugung angesehen werden. Nach 

der Analyse des Engpassmanagements verhärtet sich der Eindruck, dass die politische Steue-

rung in den Bereichen Windenergie und Netzausbau in den letzten Jahren weitestgehend asym-

metrisch zum Nachteil der Infrastruktur verlief und nun im Eiltempo mit regulativer Politik in 

Form einer ausgeprägten Detailsteuerung, die über die Eingriffstiefe des klassischen Verständ-

nisses eines Gewährleistungsstaats deutlich hinausgeht und nahezu planwirtschaftliche Züge 

aufweist, nachgeholt werden soll.  
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Auch offenbart sich im Zuge der Analyse eine fehlende Betrachtung der regionalen Dimension 

von Windenergie- und Netzausbau, da insbesondere das EEG größtenteils bundesweit steuert. 

In Kapitel 9.4) zeigt die vorliegende Arbeit deshalb mit der EE-Regionalkomponente eine mög-

liche Alternative zum kostenintensiven Engpassmanagement angesichts sich zukünftig zuspit-

zender Engpässe auf legislativer Ebene auf, die auf einer regionalen Steuerung von Onshore-

Windenergieanlagen mittels einer kostenneutralen und regional je nach Netzzustand differen-

zierten Abgabe beruht. Es ist offensichtlich, dass der Gesetzgeber bei der derzeitigen Thematik 

nur die Folgen früherer Regulierung mittels neuer und kleinteiliger Steuerungsmodi zu beheben 

versucht, statt eine grundlegende Neustrukturierung dieses komplexen Gebiets anzustreben. 

Dieser Vorschlag stellt kein Novum dar und wird auch in der einschlägigen Fachliteratur deut-

lich:  

„In der heutigen Komplexität und Kleinteiligkeit des Energieumweltrechts, das sich inso-
weit dem seit Langem in der Krise befindlichen Steuerrecht annähert, drohen diese Steue-
rungsanreize verschüttet zu werden. Erforderlich ist daher eine Komplexitätsreduktion.“5 

 

Die vorliegende Arbeit wird letztendlich neben den identifizierten Steuerungsmodi auch ein 

staatliches Management aufzeigen, welches, gemessen an den legislativen Zielsetzungen, auf 

eine bestimmte Weise sowohl die Onshore-Windenergie, als auch den Netzausbau  aufeinander 

abzustimmen versucht. Die EE-Regionalkomponente beschreibt aus Sicht dieser Arbeit ein dif-

ferenzierteres Instrument zur regionalen Steuerung des Windenergiezubaus, um das komplexe 

Zusammenspiel von Stromeinspeisung, Netz und Stromverbrauch zu harmonisieren.

                                                           
5  Vgl. Schneider 2015, S. 146. 
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2) Windenergie (onshore) als determinierender Energieträger 

2.1)  Definition / technische Eigenschaften 

Die Nutzung der Energie des Winds verfügt über eine weit längere Tradition, als dass sie ledig-

lich auf die Generation elektrischen Stroms zurückzuführen sei. Es ist historisch umstritten, 

wann klassische Windmühlen in welchen Regionen zur Umwandlung des Winds in Arbeit, meis-

tens in Form von Mahlarbeit, errichtet und eingesetzt wurden.6 Gesichert ist jedoch, dass Wind-

mühlen von Beginn des Mittelalters bis spät in das 18. Jahrhundert großflächig in Europa ge-

nutzt worden sind. Ab der Mitte des 18. Jahrhunderts wurden diese Anlagen, wie auch viele 

andere Techniken, durch Maschinen verdrängt, die auf der Basis fossiler Energieträger produ-

zieren konnten.7 Hervorgerufen durch die Ölpreiskrisen der 1970er-Jahre sowie ein sich lang-

sam veränderndes Bewusstsein der Bevölkerung zur Nutzung der eigenen Umwelt unter öko-

logischen und nachhaltigen Gesichtspunkten stellte sich ein Umdenken, hin zu alternativen For-

men der Energiegewinnung, ein.8 Zu dieser Zeit bildete auch der Atomstrom ein zwar umstrit-

tenes, jedoch weithin als alternativlos empfundenes Konzept der Stromerzeugung, was sich bis 

vor einigen Jahren nicht ändern sollte. Insbesondere sorgte ein erhöhter politischer Druck, aus-

gelöst durch Diskussionen um neueste Erkenntnisse im Bereich der globalen Erderwärmung und 

davon abgeleitete Rückschlüsse auf fossile Energieträger als Ursache, für einen Wandel der 

Energieerzeugerlandschaft, welcher staatlich begünstigt wurde. Im selben Zuge rückten schon 

erneuerbare Energieträger, wie wir sie heute als selbstverständlich erachten, allmählich in den 

Fokus. Aus der Warte der Entwicklungsstufen betrachtet, kann in dieser Zeit von Pionierarbeit 

gesprochen werden. Dabei durchlebte die Windenergie eine Art ,Renaissance‘, die bis dato in 

einer signifikanten Nutzung mündete und somit vor allem als Windenergie an Land einen ent-

scheidenden Beitrag zur Stromerzeugung in Deutschland leistet. 

                                                           
6  Vgl. Böttcher 2013, S. 164 f. 
7  Vgl. Ströbele 2010, S. 192. 
8  Vgl. ebd. 
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Bereits 1991 legte die Bundesregierung mit dem Stromeinspeisungsgesetz den Grundstein für 

eine wirtschaftliche Nutzung regenerativer Energieträger und somit auch der Onshore- Wind-

energie.9 Die Windenergie an Land wurde seit dem Stromeinspeisungsgesetz von 1991 im We-

sentlichen durch langfristig festgelegte Vergütungssätze für den erzeugten Strom staatlich ge-

fördert. Im Zuge der Einführung des EEG (April 2000) entwickelte sich der bisherige Zubau an 

Anlagen noch dynamischer, da sich die Förderbedingungen verbesserten. Aufgrund der Tatsa-

che, dass der Ausbau der Windenergie jedoch immer äußeren Einflüssen, im Sinne einer Ab-

hängigkeit von Rohstoffpreisen, geeigneten Standorten, technischen Neuerungen und bereit-

willigen Investoren ausgesetzt war, musste der Gesetzgeber regelmäßig die Förderbedingungen 

anpassen. Dies erfolgte primär mittels der Novellen des EEG von 2004, 2009, 2012, 2014 und 

2017, auf die im weiteren Verlauf dieser Arbeit noch eingegangen wird. 

Heutige Systeme von Windenergieanlagen werden in den aktuellen Lehrbüchern nach den 

Klassifikationen ,Standort‘, ,Größe‘ und ,technischer Typ‘ kategorisiert.10 Dabei bedingen sich 

diese Faktoren nahezu zwangsläufig: Mittlerweile erfolgt das Monitoring von windhöffigen 

Standorten nach genauesten wissenschaftlichen Methoden und ist als feste Planungsgröße mit 

erheblicher Aussagekraft für die Rentabilität der Investition in Windenergieanlagen nicht mehr 

wegzudenken. Die Größe der Windenergieanlagen, insbesondere von Onshore-WEA, hat in den 

letzten Jahren kontinuierlich zugenommen. Dabei ist sowohl die Höhe vom Erdboden bis zur 

Flügelspitze als auch der Rotordurchmesser gemeint. Genanntes Anlagenwachstum hängt damit 

zusammen, dass die mittlere Windgeschwindigkeit mit der Höhe deutlich zunimmt und somit 

auch mehr Windertrag vorliegt.11 Der technische Anlagentyp ist in der Regel sehr einfach von 

außen ersichtlich: Den heutigen Stand der Technik bilden dreiblättrige Anlagen mit horizontaler 

Rotationsachse.12 Anlagen mit vertikaler Rotationsachse wurden bis in die 1990er-Jahre entwi-

ckelt, blieben jedoch schnell hinter den leistungsfähigeren Horizontalanlagen zurück. Verein-

zelt sind noch zweiblättrige WEA im Landschaftsbild zu entdecken. Sie wurden jedoch durch 

dreiblättrige Anlagen verdrängt, da sie zu starken Unwuchten und somit auch eher zu Schäden 

neigen, welche von dreiblättrigen Anlagen besser kompensiert werden. Mehr als drei Blätter 

würden hingegen dazu führen, dass aus Gründen der Aerodynamik die Blattstärke verringert 

werden muss. Dadurch werden die Blätter dünner und anfälliger für Schwingungen, was es zu 

                                                           
9  Vgl. ebd. 
10  Vgl. Böttcher 2013, S. 166.  
11  Vgl. ebd., S. 167. 
12  Vgl. ebd. 
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vermeiden gilt.13 Prinzipiell unterscheidet man bei Windenergieanlagen maschinenbauliche 

und elektrische Komponenten, die an dieser Stelle lediglich in kompakter Form umrissen wer-

den sollen. Zu den maschinenbaulichen Komponenten zählen der Rotor, das Maschinenhaus 

und der Triebstrang bis zum elektrischen Generator, der mit den Vorrichtungen zur Regelung 

der Anlage bereits zu den elektrischen Komponenten zählt.14 Ein wichtiges Unterscheidungs-

merkmal bei den Anlagentypen bildet die Verwendung eines Getriebes. Anlagen mit Getriebe 

haben einen Marktanteil von ca. 80 Prozent.15 Ein Nachteil von Getrieben ist das hohe Gewicht, 

da sie bis zu 60 Tonnen wiegen können, sowie ihr verhältnismäßig hoher Anteil an den Ge-

samtschäden von WEA.16 Getriebelose Anlagen benötigen eine hohe Anzahl an Polen in ihren 

Generatoren, was sich aufgrund der hohen Kosten für Metalle der Gruppe ,Seltene Erden‘ wirt-

schaftlich nachteilig auswirkt. Beide Umstände, sowohl die Nutzung von vielen Polen in den 

Generatoren als auch die Nutzung eines Getriebes, sind notwendig, da die Anlagen die Fre-

quenz von 50 Hertz Wechselspannung zur Einspeisung in das Stromnetz streng einhalten müs-

sen, um die Systemsicherheit des Netzes zu erhalten, worauf im weiteren Verlauf der vorlie-

genden Arbeit noch eingegangen wird.17 

Die wesentlichen Grundkonstruktionen18 von WEA unterscheiden sich je nach Anlagengröße. 

Der Turm kann als Gitterturm (ähnlich den Strommasten bei Hochspannungsleitungen), in ko-

nifizierter Stahlbauweise, oder als Betonturm errichtet werden und trägt das Maschinenhaus 

mit Rotor.19 Dabei kommen schnell gewaltige Massen an Material zusammen: So ergibt sich 

bei der nach Betonbauweise der Firma Enercon gebauten E-126-Anlage eine Masse von 3 000 

Tonnen für Fundament und Turm bei einer zu tragenden Turmkopfmasse von 605 Tonnen. 

Vergleichbare Stahlkonstruktionen weisen eine Masse von lediglich 750 Tonnen bei einer 

Turmkopfmasse von 410 Tonnen auf.20 Die Preise für derartige Anlagen fallen in der Gesamt-

betrachtung der letzten Dekaden kontinuierlich: In den letzten zehn Jahren konnten die Kosten 

für die Onshore-Windstromproduktion um 0,73 ct/kWh gesenkt werden.21 Wird dies in direkte 

                                                           
13  Vgl. ebd. 
14  Vgl. ebd., S. 169 ff. 
15  Vgl. ebd. 
16  Vgl. ebd. 
17  Vgl. Kap. 5.4) der vorliegenden Arbeit.  
18  Gemeint sind hier Turm und Fundament.  
19  Vgl. Böttcher 2013, S. 172 f. 
20  Vgl. ebd.  
21  Vgl. Erfahrungsbericht 2014 gem. § 65 EEG, S. 41. 
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Relation zu den Stromgestehungskosten der am häufigsten in Deutschland installierten Leis-

tungsklasse (2,0 – 2,3 MW) gesetzt,22 welche sich auf einen Bereich von 7,16 bis 11,84 ct/kWh 

belaufen,23 so wird deutlich, dass der technische Fortschritt Einsparpotentiale von nahezu 10 

Prozent hinsichtlich der Stromgestehungskosten freisetzt.24 Dies ist unter anderem ein Grund, 

weshalb der Gesetzgeber von einer Fortführung der festen Vergütungsmodelle nach dem EEG 

abgesehen hat und Anlagenbetreiber nun dazu drängt, ihren Strom im wirtschaftlichen Umfeld 

zu vermarkten. Insgesamt machen die sogenannten ,Hauptinvestitionskosten‘, also die WEA 

selbst, ihr Transport und die Errichtung den Großteil des Kostenanteils mit 73 bis 78 Prozent 

der Gesamtkosten aus. Die übrigen Kosten, die sogenannten ,Investitionsnebenkosten‘, welche 

neben dem Fundament auch die Planung, die Erschließung des Grundstücks und die Netzan-

bindungskosten inkludieren, betragen ca. 22 bis 27 Prozent der Gesamtkosten.25 

Als Konsequenz lässt sich zukünftig auch eine stärkere Konfrontation der Bevölkerung mit 

Windenergieanlagen prognostizieren, deren Bauhöhe zwar unter ökonomischen und techni-

schen Gesichtspunkten eine höhere Effektivität verspricht, in Bezug auf die Akzeptanz jedoch 

Probleme aufwerfen dürfte. Zur stetig steigenden Zahl der Anlagen in der Fläche gesellen sich 

Bauhöhen, deren Schattenwürfe und teilweise auch Geräuschemissionen sicherlich nicht im 

Interesse aller Anwohner liegen werden. Zudem sind größere Windräder natürlich auch weithin 

schneller erkennbar, was neben dem Schutz der Interessen von direkten Anwohnern auch die 

Interessen oberflächlicher Betrachter der Landschaft, also die Interessen eines jeden Bürgers, 

tangiert. 

 

2.2)  Bisherige Entwicklung des Ausbaus 

Seit dem Stromeinspeisungsgesetz von 1991 wurde die Windenergie an Land im Wesentlichen 

durch langfristig festgelegte Vergütungssätze gefördert. Mit der Einführung des EEG im April 

2000 zeichnete sich eine sehr dynamische Entwicklung hinsichtlich des Zubaus von Onshore- 

WEA in Deutschland ab. Dem Umstand geschuldet, dass die noch relativ ,junge‘ Technologie 

auch stark von äußeren Einflüssen, wie beispielsweise Rohstoffpreisen, geeigneten Standorten, 

                                                           
22  Vgl. ebd., S. 57. 
23  Vgl. ebd., S. 74 f. 
24  Für nähere Informationen bezüglich technischer Eigenschaften von Onshore-WEA sowie der Berechnung von 

Wirtschaftlichkeit und Stromgestehungskosten siehe Internetquelle: Erfahrungsbericht gem. § 65 EEG 2014 
i. A. des BmWi (IIe) Kapitel 5 und 6. 

25  Vgl. Fülbier 2015, S. 348. 
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der Bereitwilligkeit der Investoren, technischen Neuerungen und bereits fest etablierten Formen 

der konventionellen Energieerzeugung abhängig war, musste der Gesetzgeber sein Leitwerk 

zur Steuerung der Windenergie, das EEG, regelmäßig anpassen. Dies erfolgte mit den Novellen 

des EEG von 2004, 2009, 2012, 2014 und nun mit dem EEG 2017. Auf diese Novellen, ihre 

Änderungen, Regulierungsabsichten und Auswirkungen auf die Onshore-Windenergie wird im 

weiteren Verlauf der Arbeit eingegangen. 

 

 

Abbildung 1:  Entwicklung der Windleistung an Land 

Quelle: Internetquelle: Deutsche Windguard – Status Windenergieausbau 2015 & 2016 

Ein Blick auf Abbildung 1 verdeutlicht den überaus rasanten Zubau der Onshore-Windenergie 

in den letzten Jahren. Dabei bilden die Werte in dieser Abbildung den Nettozubau ab, also den 

Gesamtzubau pro Jahr (Bruttozubau) abzüglich des Abbaus von Anlagenleistung von 

Repowering-Anlagen.26 Da die kumulierte Leistung von Jahr zu Jahr anstieg und sich der jähr-

liche Nettozubau seit dem Jahr 2012 konstant (und zum Teil erheblich) über der Schwelle von 

2 000 MW bewegt, kann von einer erfolgreichen Etablierung der Windenergie an Land seit Ein-

führung des Stromeinspeisungsgesetzes gesprochen werden. Offensichtlich schienen in den 

letzten Jahren günstige Förderbedingungen vorgeherrscht zu haben, die den Investoren nötige 

                                                           
26  Auf das Repowering wird im weiteren Verlauf der vorliegenden Arbeit detaillierter eingegangen. 
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Anreize zur Errichtung dieser Anlagen geboten haben. Beim jährlichen Nettoleistungszubau 

lässt sich im Säulendiagramm der Abbildung 1 eine Art Wellenbewegung mit Erhebungen im 

Bereich der Jahre 2001 bis 2003, sowie in jüngerer Zeit, in den Jahren 2013 bis 2015 beobach-

ten. In den Jahren 2001 bis 2003 wird in der Onshore-Windenergiebranche von einer Art 

,Boomphase‘ gesprochen, in der sehr positive Förderanreize durch rechtliche Rahmenbedin-

gungen auf eine Technologie trafen, die langsam der Pionier- und Erprobungsphase entwuchs 

und somit als verlässlich angesehen werden konnte.27 Wie genau sich die starken Zubauraten 

in jüngster Zeit erklären lassen, wird der weitere Verlauf der vorliegenden Arbeit vor dem Hin-

tergrund der EEG-Novellen und sich damit wandelnden Förderbedingungen erläutern. 

Auch die Stromeinspeisung aus Windenergieanlagen hat sich äußerst positiv entwickelt: Wur-

den im Jahr 2005 noch 26,41 TWh28 eingespeist, so wurden bereits zehn Jahre später 86 TWh 

eingespeist.29 Das entspricht einer Steigerung der eingespeisten Strommenge um 187 Prozent 

innerhalb der letzten zehn Jahre. Der Anteil der Onshore-Windenergie an der Bruttostromer-

zeugung betrug im Jahr 2015 12 Prozent. Die kumulierte Einspeisung sämtlicher erneuerbarer 

Energieträger erreichte einen Anteil von ca. 30 Prozent, wobei die Vorreiterrolle der Windener-

gie an Land durch einen Anteil von 13,3 Prozent am ,Gesamtstrommix‘ untermauert wird.30 All 

diese Kennzahlen wirken umso erstaunlicher, wenn beachtet wird, dass Windenergieanlagen 

während ihrer gesamten Betriebsdauer lediglich eine Auslastung von 15-25 Prozent aufweisen, 

was im Wesentlichen auf die Volatilität des Winds zurückzuführen ist.31 

Dergestalt wird schnell ersichtlich, dass die Windenergie an Land bundesweit zur führenden 

regenerativen Energiequelle zählt und einen festen Platz im gesamten Energieportfolio einge-

nommen hat. Auch politisch rückt sie damit in den letzten Jahren zunehmend in den Fokus und 

ruft Diskurs hervor. Die bejahende Grundstimmung zu dieser Energieform lässt sich aus den 

konstant hohen Zubauraten mit beachtlichem Potenzial ableiten. Im Zuge der weiteren Analyse 

soll der politische Steuerungseinfluss auch Erkenntnisse über jüngste Bestrebungen hinsichtlich 

der Onshore-Windenergie bieten, die evtl. erstmals von dieser Grundstimmung abweichen. 

 

                                                           
27  Vgl. Internetquelle: Berliner Zeitung vom 22.06.2008. 
28  1 MWh = 1 000 kWh; 1 GWh = 1 000 MWh; 1 TWh = 1 000 GWh. 
29  Vgl. Internetquelle: BWE Entwicklung Windstromeinspeisung. 
30  Vgl. Internetquelle: Strom-Report Windenergie. 
31  Vgl. Bardt 2012, S. 21. 



 

  

19

Regionale Verteilung 

Ein wesentlicher Umstand, der in letzter Zeit auch in den Fokus der Medien rückte, war der 

Umstand, dass der Ausbau der Onshore-Windenergie in Deutschland ungleichmäßig erfolgt. 

Oberflächlich lässt sich aufzeigen, dass der Zubau der Windenergie bisher vor allem in den 

norddeutschen Regionen erfolgt ist. Jedoch ist auch der Osten Deutschlands von Relevanz bei 

der Erzeugung von Windenergie, wie die folgenden Ausführungen belegen sollen: 

 

Abbildung 2:  Bruttoleistungszubau nach Regionen 

Quelle:  Deutsche Windguard – Status Windenergieausbau 2015, S. 12 

Einen äußerst aktuellen Überblick (Stand 31.12.2015) vermögen die Daten der ,Deutschen 

Windguard‘ in ihrem Statusbericht zum Windenergieausbau 2015 zu vermitteln. Abbildung 2 

verdeutlicht den Bruttoleistungszubau nach Regionen. Dabei sind die drei Regionen ,Nord‘, 

,Mitte‘ und ,Süd‘ durch die ,Deutsche Windguard‘ wie folgt definiert: Die Region ,Nord‘ in-

kludiert die Bundesländer Niedersachsen, Schleswig-Holstein, Mecklenburg-Vorpommern, 

Bremen und Hamburg. Die Region ,Mitte‘ setzte sich aus Brandenburg, Sachsen-Anhalt, Nord-

rhein-Westfalen, Hessen, Thüringen, Sachsen und Berlin zusammen. Letztlich besteht die Re-

gion ,Süd‘ aus Rheinland-Pfalz, Bayern, Baden-Württemberg und dem Saarland. Bei näherer 

Betrachtung der Abbildung 2 fällt direkt auf, dass die Region ,Süd‘ hinsichtlich des Bruttoleis-

tungszubaus bei der Onshore-Windenergie immer eine nachgeordnete Rolle im direkten Ver-

gleich mit der mittleren und nördlichen Region gespielt hat. Jedoch lässt sich auch erkennen, 

dass die Region ,Süd‘ seit dem Jahr 2011 mit deutlich höheren Zubauraten aufwartet und im Jahr 
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2015 sogar 21 Prozent der zugebauten Leistung stellt.32 Die Regionen ,Nord‘ und ,Mitte‘ un-

terscheiden sich hinsichtlich ihres Leitungszubaus im Jahr 2015 lediglich unwesentlich: Wäh-

rend ,Nord‘ einen Zubau von 40 Prozent der deutschen Gesamtleistung im Jahr 2015 verbucht, 

belief sich der Zubau in ,Mitte‘ auf 39 Prozent. Verglichen mit Meldungen aus den Medien 

führt dies auf den ersten Blick zur Verwirrung, denn in den aktuellen Meldungen wird der Zu-

bau im Norden Deutschlands stets drastisch höher dargestellt.33 Dabei wird in den dazu veröf-

fentlichten Artikeln häufig sogar auf die direkte Küstennähe und den immensen Zubau, der dort 

verzeichnet wird, abgestellt. In der Tat ist es jedoch so, dass insbesondere in den letzten Jahren 

die Technologie der WEA sich so weit entwickelte, dass WEA auch zunehmend im Binnenland 

betrieben werden konnten. Dies ist im Wesentlichen auf die Entwicklung größerer Nabenhöhen 

zurückzuführen, die dazu führten, dass ein größerer Küstenabstand in Kauf genommen werden 

konnte.34 Die Verteilung der installierten Gesamtleistung innerhalb der Bundesrepublik 

Deutschland wird durch Abbildung 3 visualisiert. 

 

Abbildung 3:  Verteilung der bundesweit installierten Gesamtleistung auf die Regionen 

Quelle:  Deutsche Windguard – Status Windenergieausbau 2016, S. 5 

 

                                                           
32  Vgl. Deutsche Windguard 2016 – Status Windenergieausbau 2015, S. 12. 
33  Vgl. Internetquelle: Handelsblatt – Dunkeldeutschand. 
34  Vgl. Internetquelle: Erfahrungsbericht gem. § 65 EEG 2014 i. A. des BmWi (IIe), S. 11. 
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Dabei wird schnell ersichtlich, dass die Region ,Nord‘ im Jahr 1992, also zu Beginn der Wind-

energieförderung und -nutzung, einen Anteil der bundesweit installierten Gesamtleistung von 

nahezu 90 Prozent verzeichnete, der jedoch im Laufe der Jahre relativ schnell auf einen Anteil 

von unter 50 Prozent (2002) schmolz. Im selben Zuge und mit nahezu gleicher Intensität legten 

die Anteile der Region ,Mitte‘ an der bundesweit installierten Onshore-Leistung zu. Bis zum 

Ende des Jahres 2015 bewegte sich der Anteil der Region ,Nord‘ auf dem ungefähr konstanten 

Niveau von 40 bis 42 Prozent. Seit dem Jahr 2011 überschreitet die installierte Leistung der 

Region ,Süd‘ die Schwelle von 10 Prozent der bundesweit installierten Gesamtleistung, diese 

Anteile büßt jedoch in erster Linie die Region ,Mitte‘ ein, wie Abbildung 3 visualisiert. Es zeigt 

sich also das Bild eines sehr konstanten Anteils der Region ,Nord‘ (innerhalb der letzten 10 

Jahre), was auch auf einen konstanten Zubau hindeutet. Der Anteil der Region ,Mitte‘ vergrö-

ßerte sich bis in die Anfänge der 2000er-Jahre erheblich bis auf das Niveau der Region ,Nord‘. 

Auch hier zeigt sich damit ein konstanter Zubau, der in Relation zur Region ,Nord‘ als ausge-

glichen angesehen werden kann. Die Region ,Süd‘ rangiert hinsichtlich ihrer Anteile an der bun-

desweite installierten Gesamt-Onshore-Leistung weit hinter den genannten Regionen abgeschla-

gen, überschritt im Jahr 2011 jedoch die 10-Prozent-Schwelle und setzt den langsamen Zuge-

winn von Anteilen zulasten der Region ,Mitte‘ fort. 

Die Anteile der Regionen an der bundesweit installierten Gesamtleistung aus Abbildung 3 ver-

wässern jedoch in einem bestimmten Punkt das Bild: Durch die Einteilung in drei Regionen wird 

insbesondere die Region ,Mitte‘ zu einer Art ,Puffer‘. Bundeslandspezifisch betrachtet, ist ein 

Nord-Süd-Gefälle hinsichtlich der installierten Onshore-Windenergieleistung sehr wohl exis-

tent. Dies wird umso offensichtlicher, wenn man die Region ,Mitte‘ und die in ihr zusammen-

gefassten Bundesländer (s. o.) anhand realer Zahlen genauer untersucht. So werden beispiels-

weise die Bundesländer Brandenburg und Sachsen-Anhalt zur Region Mitte gezählt, obwohl 

ihre südliche geographische Ausdehnung mit der Niedersachsens nahezu identisch ist. Zahlrei-

che wissenschaftliche und mediale Auseinandersetzungen mit dem Thema der Windenergie an 

Land differenzieren die Windenergieverteilung in Nord- und Süddeutschland, wobei dann 

Brandenburg und Sachsen-Anhalt eindeutig zum Norden gezählt werden. Aufgrund der Tast-

sache, dass Brandenburg gem. Einteilung der „Deutschen Windguard“ der Region „Mitte“ zu-

geordnet wird, und außerdem Ende 2015 mit einer kumulierten Onshore-Windenergieleistung 
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von 5 849,56 MW35 das Bundesland mit der dritthöchsten kumulierten Leistung bildet36, wird 

der in anderen Studien und Aufsätzen üblicherweise dargestellte Nord-Süd-Gegensatz hier ent-

zerrt. Es ist nämlich eindeutig ersichtlich, dass eine Zuordnung der nördlicheren Bundesländer 

der Region ,Mitte‘ (Nordrhein-Westfalen: 4 080,32 MW; Sachsen-Anhalt: 4 598,64 MW; 

Brandenburg: 5 849,56 MW; Berlin: 9,00 MW) zur leistungsstarken Region ,Nord‘ bei Zuord-

nung der südlicheren Bundesländer der Region ,Mitte‘ (Hessen: 1 386,52; Thüringen: 1 199,99; 

Sachsen: 1 132,10) zur deutlich leistungsschwächeren Region ,Süd‘ den Nord-Süd-Gegensatz 

hinsichtlich der bundesweit installierten Gesamt-Onshore-Leistung erheblich verschärft! Somit 

muss die Region ,Mitte‘ in Bezug auf ihre Aussagekraft für die vorliegende Arbeit differenziert 

betrachtet werden: Im Allgemeinen kann davon ausgegangen werden, dass strukturelle Eintei-

lung in mehr Zonen auch aussagekräftigere Ergebnisse erzeugen würde. In Anbetracht des Un-

tersuchungsverlaufs der vorliegenden Arbeit muss die Aussagekraft der Region ,Mitte‘ erheb-

lich reduziert werden, da sie den existenten Nord-Süd-Gegensatz künstlich abzumildern scheint. 

Dessen ungeachtet ist die Einteilung in drei Regionen als erfrischendes Novum vor dem Hin-

tergrund bestehender Untersuchungen zu betrachten. 

Die Einteilung in drei Regionen bietet somit zwar eine neue Betrachtung, die es jedoch auch 

nicht bewerkstelligen wird, regionale Interessen und vor allem die Interessen der einzelnen 

Bundesländer widerzuspiegeln. Denn auch regionale Einteilungen können nicht darüber hin-

wegtäuschen, dass hier mit dem durch Bundesgesetzgebung initiierten Ausbau der Onshore- 

Windenergie in erster Linie Länderinteressen bei der operativen Verteilung dieser Anlagen tan-

giert werden. Dabei ist offenkundig, dass insbesondere die südlichen Bundesländer in den letz-

ten Jahren eher restriktiv hinsichtlich der Umsetzung von Planungs- und Genehmigungsprozes-

sen verfuhren. Dieser restriktive Umgang kann die Konzentration von WEA in den nördlichen 

Bundesländern natürlich verschärfen, indem Investoren sich nicht in Planungsunwägbarkeiten 

begeben möchten. 

 

 

 

 

                                                           
35  Vgl. Deutsche Windguard 2016 – Status Windenergieausbau 2015, S. 13. 
36  Vgl. ebd.: Niedersachsen stellt mit 8 602,45 MW den größten und Schleswig-Holstein mit 5 896,57 MW den 

zweitgrößten Anteil. 
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2.3)  Wesentliche rechtliche Grundlagen 

2.3.1)  Förderung mittels Preisregulierung 

Zu den wesentlichen rechtlichen Grundlagen der deutschen Windenergie zählt vor allem das 

EEG in seiner aktuellen Fassung. Dabei zeigt das EEG eine Strahlkraft in drei Rechtsbereiche 

auf: Einerseits bildet das EEG als ,Lex specialis‘ eine Detailregelung zum EnWG, welches an 

sich auch schon in bestimmten Punkten auf die erneuerbaren Energien regulativ einwirkt.37 Das 

EEG ist jedoch als geschlossene Spezialnorm zu verstehen, die regulierungsrechtliche Vorga-

ben bzgl. regenerativer Energiequellen regeln soll. Zudem wirkt das EEG zum Teil als Klima-

schutzrecht, welches eine Emissionsreduktion über planungsrechtliche, ordnungsrechtliche und 

ökonomische Instrumente anstoßen soll. Das EEG ist dabei der Kategorie der ökonomischen 

Instrumente zuzuordnen.38 Als letzter Rechtsbereich, auf den das EEG einwirkt, ist das Umwel-

tenergierecht anzuführen, dessen Ziel die umweltverträgliche Energieversorgung mittels der 

Substitution fossiler und nuklearer durch erneuerbare Energien ist.39 Das EEG gewährleistet 

diese Forderung über Investitionsanreize, die Investoren dazu ermutigen, ungeachtet höherer 

Risiken in eine noch relativ ,junge‘ Form der Energieerzeugung zu investieren. 

Prinzipiell lassen sich derartige Förderinstrumente in Preisregulierung (Einspeise- und Min-

destvergütungsregelungen), sowie Mengenregulierung (Quotenmodelle) differenzieren.40 Da 

das EEG eine Form der Preisregulierung ist, worauf im Folgenden noch eingegangen werden 

soll, wird in einem kurzen Exkurs das Quotenmodell in seinen wesentlichen Bestandteilen be-

leuchtet, um alternative Steuerungsformen aufzuzeigen. Das Quotenmodell wird derzeit von 

nur wenigen Ländern zur Förderung regenerativer Energien genutzt (z. B. Großbritannien und 

Schweden), da sich mittlerweile 45 Länder für eine Preisregulierung nach deutschem Vorbild 

entschieden haben.41 Quotenmodelle sind wie folgt aufgebaut: 

„Ein typisches Quotensystem besteht aus einer Quotenverpflichtung der Stromlieferanten 
in Bezug auf erneuerbaren Strom und handelbare grüne Zertifikate. Die vorgegebene Quote 
kann im Zeitablauf zunehmen. Der Anlagenbetreiber vermarktet den Strom und die Zerti-
fikate selbst und erhält als Erlös einen Strompreis und einen Zertifikatspreis. Bei einer ein-
heitlichen Quote gilt für alle erneuerbaren Energiequellen ein einheitlicher Zertifikatspreis. 
Die zusätzlichen Kosten werden auf die Stromverbraucher überwälzt. Zur Durchsetzung 
der Quote wird eine Strafe bei Nicht-Erfüllung vorgegeben. Bei statischer Betrachtung und 

                                                           
37 Vgl. Reshöft 2014, S. 59. 
38  Vgl. ebd., S. 60 f. 
39  Vgl. ebd., S. 61 f. 
40  Vgl. ebd., S. 63 f. 
41  Vgl. Internetquelle: BWE – Aufgaben und Ziele. 
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Vernachlässigung von Unsicherheit kann ein Quotensystem wirksam und effizient sein, ein 
vorgegebenes Mengenziel also mit minimalen Kosten erreichen. Deshalb wird es von vie-
len Ökonomen und einigen Wirtschaftsverbänden als Fördermodell präferiert. Die tatsäch-
liche Wirksamkeit und Effizienz hängen allerdings stark von realen politischen und wirt-
schaftlichen Rahmenbedingungen, der konkreten Ausgestaltung und der Funktionsfähig-
keit unterschiedlicher Märkte ab. Insbesondere unter dynamischen Aspekten der Markt-, 
Technologie- und Kostenentwicklung sowie unter Berücksichtigung von Risiken, Trans-
aktionskosten und der praktischen Durchführbarkeit bietet ein Quotensystem gegenüber 
preisorientierten Modellen keine überzeugenden Vorteile.“42 

Insbesondere der Umstand, dass Unternehmen sich, statt der Quotenerfüllung nachzukommen, 

mit der Akzeptanz von Pönalitäten freikaufen können, führt in Verbindung mit unzureichend 

abgestimmten Verhältnissen zwischen Zertifikatspreis und Strafen zu mangelhaften Förderer-

gebnissen. Der Umstand, dass die Europäische Union das Quotenmodell bis in die Anfänge der 

2000er-Jahre favorisierte und der Umstand, dass nur noch wenige Staaten dieses System nut-

zen, veranschaulicht die empirischen Schwächen.43 An dieser Stelle soll darauf hingewiesen 

werden, dass nicht tiefgründiger auf die Wirkungen und Vor- sowie Nachteile des Quotensys-

tems eingegangen werden kann, da dies nicht dem Fokus dieser Arbeit entspricht und den Um-

fang unnötig ausdehnen würde. Als Fazit zu einer wissenschaftlich oft diskutierten Einführung 

des Quotensystems lässt sich folgende Einschätzung des Deutschen Instituts für Wirtschafts-

forschung festhalten: 

„Vielmehr würden mit der Einführung eines Quotenmodells das Investitionsrisiko und so-
mit die letztlich vom Endkunden getragenen Förderkosten steigen. Zudem wäre die Ein-
führung eines Quotensystems mit der Gefahr verbunden, dass die langfristigen Ziele zur 
Nutzung erneuerbarer Energien nicht erreicht werden. Dies ergibt sich insbesondere aus 
dem Umstand, dass eine undifferenzierte Förderung letztlich nicht technologieneutral ist, 
sondern zu einer Konzentration auf heutige Low-cost-Techniken führt, die unter Umstän-
den nur begrenzte Zukunftspotentiale aufweisen.“44 

Das EEG entspricht damit, im Gegensatz zum Quotenmodell, der Systementscheidung für eine 

Einspeise- und Vergütungsregelung nach dem Vorbild der Preisregulierung.45 Im Kern etablie-

ren sich damit Abnahme- und Vorrangpflichten für Strom aus regenerativen Energiequellen, 

diverse Vergütungsansprüche für Anlagenbetreiber, welche sich gegen die Netzbetreiber als 

betroffene Akteure richten, und umfassende Vorgaben zum Ausgleich der Kosten unter den 

jeweils betroffenen Akteuren. Dabei bildet die feste Vergütung im Sinne eines Fixpreises pro 

kWh die ursprüngliche Grundform des aufgezeigten Vergütungssystems, welche im Zuge der 

                                                           
42  DIW Wochenbericht Nr. 45.2012, S. 15 f. 
43  Vgl. ebd., S. 18. 
44 Ebd., S. 19. 
45  Vgl. Reshöft 2014, S. 64.  
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Novellen des EEG zum Prämienmodell abgewandelt wurde, um die erneuerbaren Energien zu-

nehmend in den Markt zu integrieren und in direkte Konkurrenz zu weiteren Energieformen zu 

stellen. Die entstehenden Mehrkosten werden in einem Wälzmechanismus46 an die Endverbrau-

cher weitergegeben.47 Dabei besteht die Systemlogik des EEG darin, erneuerbare Energien mit-

tels eines stabilen Umfelds zu fördern, welches Investitionssicherheit, Innovationsanreize und 

eine Anreizstruktur zum Zubau ohne direkte Kopplung an die Marktsituation bietet.48 Betreiber 

von regenerativen Erzeugungsanlagen erhalten damit in erster Linie Planungssicherheit 49 und 

übernehmen lediglich das Betriebsrisiko der Anlage. Das Preisrisiko, welches an freien Märk-

ten besteht, wird ihnen hingegen abgenommen, wie auch das Fahrplanerfüllungsrisiko, welches 

das Risiko der physischen Stromlieferung und der damit verbundenen Vorhaltung ausreichender 

Kapazitäten beschreibt.50 

 

2.3.2)  Das Stromeinspeisungsgesetz (StrEG) 

Bevor explizit auf das EEG und dessen Novellierungen eingegangen wird, soll in aller Kürze 

die Grundlage jeglicher Förderung nach den Grundsätzen der Preisregulierung erörtert werden 

– das Stromeinspeisungsgesetz: Am 1. Januar 1991 trat das StrEG in Kraft und entfaltete erst-

mals eine regulative Wirkung auf dem Feld einer bis dahin existenten Nische von regenerativen 

Energien. Dabei zeigten sich bereits zwei wesentliche Elemente, die später auch im EEG fest 

verankert wurden: Zum einen die Abnahmepflicht der Netzbetreiber bzgl. des Stroms aus er-

neuerbaren Energien (§ 2 StrEG) und zum anderen teilweise differenzierte Vergütungssätze für 

differente Technologien (§ 3 StrEG).51 Betont sei an dieser Stelle, dass die Vergütungssätze, 

anders als beim späteren EEG, an den Strompreis gekoppelt waren, was für Anlagenbetreiber 

schwankende Einnahmen und somit eine beeinträchtigte Investitionssicherheit bedeutete.52 Ins-

besondere das Wachstum der Onshore-Windenergie reagierte positiv auf die neue Regelung 

und verzeichnete von 1991 bis 1995 einen deutlichen Zuwachs von 18 auf über 1 000 MW 

                                                           
46  Vgl. Kap. 2.3.9) der vorliegenden Arbeit. 
47  Vgl. ebd., S. 64. 
48  Vgl. ebd., S. 65. 
49  Insbesondere mit festen Vergütungssätzen. 
50  Vgl. Liebau 2012, S. 92.  
51  Vgl. Hirschl 2008, S. 133. 
52  Vgl. ebd., S. 141. 
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installierter Leistung.53 Interessant ist, dass bereits an dieser Stelle in der Historie der deutschen 

Windenergie ein Konflikt entstammt, der heute umso aktueller erscheint und der einen wesent-

lichen Anteil der vorliegenden Arbeit einnimmt: Bereits zur Zeit des ersten StrEG erfolgte der 

Zubau der Onshore-Windenergie in erheblichem Maße54 im Norden, was aus Sicht der betroffe-

nen Energieversorger eine Ungleichbehandlung darstellte. Dies führte zu zivilrechtlichen Pro-

zessen der Elektrizitätsversorgungsunternehmen (EVU), die auf nationaler Ebene scheiterten. 

Der Weg über die EU-Kommission bewirkte jedoch, dass die Vergütungssätze für WEA erheb-

lich reduziert wurden und der rasante Anstellwinkel der bis dato installierten Leistung wieder 

deutlich abflachte. Insgesamt führten Gegenbewegungen zu dieser regulativen Politik, sowie 

veränderte Rahmenbedingungen hinsichtlich liberalisierter Märkte55 zu einer Novellierung des 

StrEG im Jahr 1998, was zu sicheren Rahmenbedingungen für Investoren und somit auch zu 

höheren Installationszahlen überleitete.56 Der Regierungswechsel zur Rot-Grünen57 Regierung 

adressierte das EEG als wesentlichen Bestandteil des damaligen Schwerpunkts der ,modernen 

Energiepolitik‘ als zentrales Projekt. Das wesentliche Novum, neben der Weiterentwicklung des 

StrEGs über eine bloße Novelle hinaus war die Prämisse, dass Strom aus regenerativen Energien 

nicht lediglich durch die Netzbetreiber abgenommen werden sollte, sondern, dass dies mit Vor-

rang vor konventionellen Energieerzeugern geschehe.58 

 

2.3.3)  Das EEG 2000 

Am 1. April 2000 trat das EEG in Kraft und bildete, rückwirkend betrachtet, die Grundlage für 

mehrere Novellierungen. Erstmalig wird der Vorrang, der den regenerativen Energien einge-

räumt werden soll, offenkundig im Titel des neuen Gesetzes verankert: ,Gesetz für den Vorrang 

                                                           
53  Vgl. ebd., S. 134. 
54  In Relation zu heutigen Ausbauzahlen wirkt der damalige Ausbau gering, jedoch muss sich die enorme Wir-

kung bereits kleinerer Installationsvolumina auf das etablierte System der damaligen Zeit vor Augen geführt 
werden. 

55  Vgl. Kap. 4.2) der vorliegenden Arbeit. 
56  Vgl. Hirschl 2008, S. 135 ff. 
57  SPD/Bündnis 90/Die Grünen. 
58  Vgl. Hirschl 2008, S. 140.  
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Erneuerbarer Energien (Erneuerbare-Energien-Gesetz-EEG) sowie zur Änderung des Energie-

wirtschaftsgesetzes und des Mineralölsteuergesetzes‘.59 Direkt im ersten Passus des neuen Ge-

setzes wird die konkrete Zielsetzung aufgezeigt: 

„Ziel des Gesetzes ist es, im Interesse des Klima- und Umweltschutzes eine nachhaltige 
Entwicklung der Energieversorgung zu ermöglichen und den Beitrag Erneuerbarer Ener-
gien an der Stromversorgung deutlich zu erhöhen, um entsprechend den Zielen der Euro-
päischen Union und der Bundesrepublik Deutschland den Anteil Erneuerbarer Energien am 
gesamten Energieverbrauch bis zum Jahr 2010 mindestens zu verdoppeln.“60 

Damit zeigt sich, dass die normative Zielsetzung zu diesem Gesetz eine neue Dimension erfährt 

und zugleich eine Wachstumsdynamik entfachen soll. Argumentativ wird dies mit dem Begriff 

der Nachhaltigkeit, welcher in direkten Bezug zum Umwelt- und Klimaschutz gesetzt wird, 

untermauert. Dabei ist aktiv zu hinterfragen, ob der Begriff der Nachhaltigkeit, welcher mitt-

lerweile in nahezu jeglichem politischem Programm etabliert wird, durch seine inflationäre 

Nutzung nicht zu einer ,Leerformel‘ verkommt. Eine Wachstumsdynamik im Bereich der rege-

nerativen Stromerzeugung lässt sich natürlich mit Nachhaltigkeit untermauern, wenn es um das 

Umweltbewusstsein und die Bewahrung der Natur für künftige Generationen geht. Doch kann 

der Mehrwert eines nicht weiter definierten Begriffs der ,Nachhaltigkeit‘ neben konkreten Aus-

bauzielen in derartigen Passagen wohl durchaus angezweifelt oder eher als rhetorisches Stil-

mittel angesehen werden. 

Doch ist nicht nur die neue Vorrangstellung erneuerbarer Energien als Novum zu betrachten. 

Auch der Netzanschluss wurde für die einspeisenden Anlagen vereinfacht, da Friktionen in die-

sem Bereich dem Vorrang bei der Abnahme der elektrischen Energie kontrovers gegenüberste-

hen würden. Das im StrEG durch EVU und Netzbetreiber heftig umstrittene System von Tei-

lumlagen wurde auf ein System des umfassenden Kosten- und Mengenausgleichs auf der Ebene 

der Übertragungsnetzbetreiber umgestellt.61 

Das EEG verfügt seit seinem Bestehen über bestimmte Steuerungsformen der finanziellen Ver-

gütung für Onshore-WEA. So wird die finanzielle Vergütung erst einmal in einer Grundvergü-

tung festgelegt. Diese Grundvergütung beschreibt den finanziellen Betrag, den der Anlagenbe-

treiber einer WEA pro in das Netz eingespeister kWh für eine Laufzeit von 20 Jahren erhält. 

                                                           
59  Vgl. EEG 2000. 
60  Vgl. ebd. § 1. 
61  Vgl. Hirschl 2008, S. 145 f. 
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Im EEG 2000 betrug die Grundvergütung 6,19 ct/kWh. Darüber hinaus existiert die Anfangs-

vergütung. Sie beschreibt die zusätzliche finanzielle Unterstützung von Neuanlagen in den ers-

ten Monaten nach ihrer Inbetriebnahme. Für alle Onshore-WEA besitzt die Anfangsvergütung 

eine Laufzeit von mindestens 60 Monaten62 und hat im EEG 2000 die Grundvergütung während 

dieser Laufzeit durch einen Betrag von 9,10 ct/kWh substituiert. Des Weiteren wird der Vergü-

tungszeitraum über das sogenannte Referenzertragsmodell festgelegt.63  

„Der Referenzertrag einer Windenergieanlage wird zur Bestimmung der Dauer der Zah-
lung der Zusatzvergütung benötigt und erfolgt durch Vergleich des konkreten Referenz-
wertes einer Anlage an ihrem konkreten Standort mit dem Referenzertrag gemäß Ziffer 2 
der Anlage zum Erneuerbare-Energien-Gesetz. Der Referenzstandort ist dabei von aus-
schlaggebender Bedeutung, denn er lässt auch die Förderung von Windenergieanlagen an 
windungünstigen Standorten zu.“64 

Das Referenzertragsmodell legt also für WEA, die (gemessen in Prozent des Referenzertrags) 

an windreichen Standorten den Referenzertrag um einen bestimmten Schwellenwert über-

schreiten, fest, dass nach den ersten fünf Jahren die höhere Anfangsvergütung endet. Für Anla-

gen, welche den Schwellenwert unterschreiten, wird die erhöhte Anfangsvergütung im Um-

kehrschluss länger gezahlt. Die Verlängerung dieser erhöhten Anfangsvergütung beträgt je-

weils zwei Monate je 0,75 Prozent, um den der tatsächliche Ertrag einer Anlage 150 Prozent 

des Referenzertrags unterschreitet.65 Folglich wird die Anfangsvergütung für Anlagen an 150- 

Prozent-Standorten und höherwertigen Standorten fünf Jahre gewährt, für Anlagen an 82,5- 

Prozent-Standorten und darunter liegenden Standorten wird die Anfangsvergütung 20 Jahre ge-

währt. In den Zwischenbereichen dieser prozentualen Abstufung nach dem Referenzertragsmo-

dell erfolgt eine lineare Berechnung der Anfangsvergütungsdauer. Damit verfügt das EEG über 

eine individuelle Förderung von WEA mittels des Referenzertragsmodells. Das Ziel besteht da-

rin, ertragsschwächere Anlagen finanziell zu fördern, um somit auch nachrangig geeignete 

Standorte in den Fokus der Investoren zu rücken. Im Endeffekt erhält der Anlagenbetreiber 

einen längeren Förderhorizont für die erhöhte Anfangsvergütung und genießt somit mehr Pla-

nungssicherheit hinsichtlich seiner Einnahmen. 

Das EEG fördert die Onshore-Windenergie jedoch auch mit einem weiteren Instrument, wel-

ches zudem bei anderen regenerativen Energieträgern seine Anwendung findet. Es handelt sich 

hierbei um die Degression. Dabei legt der Gesetzgeber einen Prozentsatz fest, um den sich der 

                                                           
62  Vgl. Salje 2009, S. 758. 
63  Vgl. § 7 Abs. 1 EEG 2000. 
64  Ramtke 2008, S. 176. 
65  Vgl. § 7 Abs. 1 EEG 2000, sowie Anhang 1-6. 
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Vergütungsanspruch der Anlagenbetreiber jeweils zum 1. Januar des Folgejahrs für neu in Be-

trieb genommene WEA reduziert. Dis hat zwei Ursachen: Auf der einen Seite kann hierdurch si-

chergestellt werden, dass Anlagen schneller erbaut und in Betrieb genommen werden, da sich 

die Degression sonst negativ auf den späteren Gewinn der Betreiber auswirkt.66 Auf der anderen 

Seite sollen mit der Degression die sogenannten ,Lernkurveneffekte‘ neuer Technologien be-

achtet werden.67 Diese Effekte treten insbesondere bei neuen Technologien auf, die im Laufe 

der Zeit durch Fortentwicklung und Serienproduktion zu günstigen Produktionskosten führen. 

Durch den technischen Fortschritt werden WEA folglich zunehmend günstiger hergestellt bzw. 

erbringen bei gleichem Materialaufwand wesentlich mehr Leistung.68 Diese Entwicklung 

würde bei gleichbleibender Vergütung nach dem EEG auf Dauer dazu führen, dass Anlagen-

hersteller einen höheren Gewinn für ihre Anlagen erzielen, da sie mittlerweile schon günstiger 

produzieren können und diese Vorteile nicht an die Käufer, also die späteren Betreiber, weiter-

geben. Auch könnte es sein, dass die Anlagenhersteller die finanziellen Vorteile aus der güns-

tigeren Produktion durch technische Innovationen an ihre Konsumenten weiterleiten. In diesem 

Fall würden die Betreiber jedoch aufgrund der konstanten Vergütung immer höhere Gewinne 

pro erzeugter kWh erwirtschaften. 

Um diesem Problem vorzubeugen, vermindert sich die Vergütung mittels der Degression um 

einen festgesetzten Prozentsatz. Damit wird vorgebeugt, dass eine bestimmte Klientel sich die 

Gewinne im Fördersystem der erneuerbaren Energien zunutze macht und auf diese Weise die 

EEG-Umlage für die Endverbraucher unnötig ansteigen lässt.69 Auch wird die erneuerbare 

Energien-Branche ungeachtet ihrer staatlich zugesicherten Förderung unter eine Art Wettbe-

werbs- und Innovationsdruck gesetzt, um Fortschritte hinsichtlich der Anlagenproduktion zu 

erzeugen und die erneuerbaren Energien zunehmend in den freien Wettbewerb zu überführen.70 

Im EEG 2000 betrug die jährliche Degression für Onshore-Windenergie 1,5 Prozent.  

Damit bildete das neue EEG eine deutlich differenziertere Form der Förderung regenerativer 

Energien über die Preisregulierung, als es das StrEG vermochte. Zudem konnte es durch die 

explizite Betonung des Vorrangs erneuerbarer Energien vor konventionellen Erzeugungsfor-

men einen verlässlichen Rahmen für Investoren und Anlagenbetreiber schaffen.  

                                                           
66  Vgl. Salje 2009, S. 569 f. 
67  Vgl. Hirschl 2008, S. 69. 
68  Vgl. Kap. 2.1) der vorliegenden Arbeit. 
69  Vgl. Ramtke 2008, S. 182. 
70 Vgl. Hirschl 2008, S. 70. 
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2.3.4)  Das EEG 2004 

Aufgrund signifikant steigender Ausbauzahlen bei der Onshore-Windenergie wurden Forde-

rungen nach einer Veränderung des bestehenden Regulierungsrahmens gestellt. Die Vergütung 

der Windenergie wurde in Verbindung mit der zunehmenden Gesamtkostenbelastung des EEG 

beispielsweise durch Angela Merkel im Jahr 2003 als ,völlige Überförderung‘ bezeichnet.71 Um 

dieser Entwicklung entgegenzutreten wurde das EEG 2000 am 1. August 2004 zum EEG 2004 

novelliert. Die reine Anzahl der Paragraphen erfuhr einen Zuwachs von bisher 13 auf 21. Zudem 

war ein deutlicher Zuwachs der Detailregelungen zu verzeichnen, der mittels größerer Diffe-

renzierung einen effizienteren Ausbau der regenerativen Energien hervorbringen sollte.72 Auch 

veränderte sich die Zielsetzung des Gesetzes: Ziel war es nunmehr, den Anteil regenerativer 

Energien an der Stromproduktion von mindestens 12,5 Prozent bis zum Jahr 2010 und von min-

destens 20 Prozent im Jahr 2020 zu erzielen.73 

Die Anfangsvergütung für die Onshore-Windenergie wurde mit der Novelle auf 8,70 ct/kWh 

gekürzt, genauso wie die Grundvergütung, welche nun 5,50 ct/kWh betrug.74 Zudem wurde 

eine Regelung aufgenommen, die einen Vergütungsanspruch von WEA ausschloss, die auf-

grund unzureichender Standorte nicht mindestens 60 Prozent des Referenzertrags erzielten.75 

Damit führte der Gesetzgeber also eine Förderungsuntergrenze ein, ab welcher er unwirtschaft-

liche Anlagen nicht mehr finanziell unterstützt. Die jährliche Degressionsrate für WEA wurde 

auf 2,0 Prozent erhöht. Eine weitere Regelung hielt Einzug in das EEG 2004: Das sogenannte 

Repowering. Damit wird ein Bonus bezeichnet, den Anlagenbetreiber erhalten, wenn neue 

EEG-berechtigte Anlagen bestehende Altanlagen im selben oder angrenzenden Landkreis end-

gültig ersetzen. Dabei verlängert sich für WEA die Anfangsvergütung um zwei Monate je 0,6 

Prozent des Referenzertrags, um den ihr Ertrag 150 Prozent des Referenzertrags unterschreitet, 

wenn die zu ersetzenden Anlagen bis zum 31. Januar 1995 in Betrieb genommen worden sind, 

der Ersatz der Anlagen im selben Landkreis erfolgt und die Leistung der Windenergieanlage 

mindestens verdreifacht wird.76 Das Repowering soll einer übermäßigen Bebauung der Land-

schaft mit einer hohen Anlagenzahl vorbeugen und führt zur Etablierung effizienterer Onshore-

                                                           
71  Vgl. ebd., S. 157. 
72  Vgl. ebd., S. 162. 
73  Vgl. § 1 EEG 2004.  
74  Vgl. § 10 Abs. 1 EEG 2004. 
75  Vgl. Hirschl 2008, S. 161 f. 
76  Vgl. Erfahrungsbericht 2014 gem. § 65 EEG, S. 6. 
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WEA. Dabei ist beabsichtigt vor dem Hintergrund der Verknappung geeigneter Standorte 

neues Potenzial aus der Windkraft zu schöpfen.77 In der hieraus resultierenden strukturellen 

Ordnung der Windenergielandschaft wird auch die Möglichkeit einer höheren Akzeptanz bei 

der Bevölkerung gesehen.78 Ob und wie das Repowering dieser Maxime gerecht wird, wird die 

spätere Analyse aufzeigen. 

 

2.3.5) Das EEG 2009 

Zum 1. Januar 2009 trat das EEG 2009 und damit die zweite vollständige Novelle des EEG 

2000 in Kraft. Ziel war es nunmehr, den Anteil regenerativer Energieträger an der Strompro-

duktion bis zum Jahr 2020 auf mindestens 30 Prozent und im Zeithorizont darüber hinaus weiter 

kontinuierlich zu erhöhen.79 Die Anfangsvergütung für Windenergieanlagen wurde merklich 

auf 9,20 ct/kWh angehoben, die Grundvergütung sank auf 5,02 ct/kWh80 und die Degression 

wurde auf einen Prozent abgesenkt. Die Regelung bezüglich einer Verlängerung der Grundver-

gütung im Zuge des Referenzertragsmodells blieb im Wesentlichen erhalten. Lediglich der Aus-

schluss von Anlagen unterhalb der im EEG 2004 eingeführten 60-Prozent-Schwelle81 wurde 

auf Anlagen mit einer installierten Leistung von mehr als 50 kW eingegrenzt. Auf diese Weise 

wurden Kleinanlagen, wie sie beispielsweise auf landwirtschaftlichen Betrieben eingesetzt wer-

den, vom Vergütungsausschluss exkludiert. Hinsichtlich der Regelungen zum Repowering än-

derte sich Folgendes: Die Anfangsvergütung wurde, entgegen der komplexen Regelung im 

EEG 2000, pauschal um 0,50 ct/kWh erhöht, sobald die Repowering-Anlage eine Altanlage im 

selben oder angrenzenden Landkreis ersetzte, die zu ersetzende Anlage vor mindestens zehn 

Jahren in Betrieb genommen wurde und die installierte Leistung der Repowering-Anlage min-

destens das Zwei- und maximal das Fünffache der ersetzten Anlage beträgt.82 Damit wurde die 

Definition der zusätzlichen Vergütung vereinfacht, da sie nicht mehr abhängig vom Referen-

zertragsmodell war, sowie ein Ausbaukorridor für das Repowering entwickelt. Im EEG 2009 

wurde zudem ein gänzlich neuer Mechanismus eingeführt: Es handelt sich dabei um die Sys-

                                                           
77  Vgl. Hirschl 2008, S. 65. 
78  Vgl. Salje 2009, S. 773. 
79  Vgl. § 1 Abs. 2 EEG 2009. 
80  Vgl. § 29 Abs. 1 & 2 EEG 2009. 
81  Siehe oben. 
82  Vgl. § 30 EEG 2009. 
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temdienstleistung, welche mit einem Vergütungszuschlag, dem sogenannten Systemdienstleis-

tungsbonus, gefördert wird. Das Wort Systemdienstleistung gibt dabei schon den Hinweis auf 

die Funktion dieser Regelung, da mit ihrer Hilfe seitens der Windkraftanalagen ein positiver 

Beitrag zum System, also dem Stromnetz, erfolgen soll. Die zugrunde liegende Problematik ist 

deckungsgleich mit der des Einspeisemanagements (EinsM), da die WEA bei ungezügelter 

Stromproduktion zu Starkwindzeiten das Stromnetz gefährden können. Um diesem Umstand 

entgegenzuwirken, fördert das EEG WEA, die mit technischen Vorrichtungen zur Leistungsre-

duktion versehen sind. Derartige Vorrichtungen ermöglichen es dem Netzbetreiber, die WEA 

kurzfristig zum Schutz seines Netzes in ihrer Leistung zu drosseln oder gar abzuschalten. Da 

detailliertere Ausführungen zu den technischen Vorgängen aufgrund des begrenzten Umfangs 

der vorliegenden Arbeit nicht möglich sind, sei an dieser Stelle auf die ,Systemdienstleistungs-

verordnung Wind (SDLWindV)‘83 verwiesen. Sie inkludiert sämtliche technischen Vorgaben, 

die eine WEA für den Systemdienstleistungsbonus des EEG erbringen muss. Die SDLWindV 

ist als speziellere Verordnung des EEG zu verstehen und stellt somit sicher, dass der Netzbe-

treiber die EEG-Anlagen jederzeit ferngesteuert in ihrer Leistung reduzieren kann.84 Der Sys-

temdienstleistungsbonus wurde erst im Zuge der Konzeption des EEG 2009 entwickelt. In die-

ser Version des EEG wurde festgelegt, dass sich die Anfangsvergütung für neue Windkraftan-

lagen um 0,50 ct/kWh erhöht, sobald sie die technischen Anforderungen der SDLWindV erfül-

len und somit für den Netzbetreiber regelbar sind. Anlagen, die zum Zeitpunkt des Inkrafttre-

tens bereits in Betrieb genommen waren, erhielten für die Nachrüstung gemäß SDLWindV ei-

nen Bonus von 0,70 ct/kWh auf ihre Anfangsvergütung. Der höhere Bonus für die Nachrüstung 

verdeutlicht das Bestreben des Gesetzgebers, den bestehenden Anlagenpark mit finanziellen 

Anreizen regelbar zu gestalten. 

 

2.3.6)  Das EEG 2012 

Die dritte vollständige Novellierung des EEG trat zum 1. Januar 2012 in Kraft und beinhaltete 

neben der Absenkung der Vergütungen für die Onshore-Windenergie und der expliziten Aus-

gestaltung einer Direktvermarktung lediglich wenige detaillierte Veränderungen in den bekann-

                                                           
83  Vgl. Internetquelle: SDLWindV 2011. 
84  Vgl. § 6 Abs. 1 EEG 2009. 
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ten Bereichen. Die Zielsetzung des Gesetzes sah eine gestaffelte Erhöhung des Anteils der re-

generativen Energien an der Stromversorgung auf 35 Prozent bis 2020, auf 50 Prozent bis 2030, 

auf 65 Prozent bis 2040 und auf 80 Prozent bis 2050 vor.85 Neben der aus den Vorgängernormen 

bereits bekannten Zielsetzung einer quantitativen Erhöhung der erneuerbaren Energien an der 

Stromversorgung wurde im EEG 2012 jedoch auch erstmals die Integration selbiger in des 

Elektrizitätsversorgungssystem als Zielsetzung formuliert.86 Die mindestens fünfjährig wäh-

rende Anfangsvergütung wurde nach der deutlichen Erhöhung im EEG 2009 nun wieder erheb-

lich auf einen Betrag von 8,93 ct/kWh abgesenkt. Die Grundvergütung sank weiter auf 

4,87 ct/kWh.87  

Das Referenzertragsmodell mit entsprechenden Regelungen zur Dauer der Anfangsvergütung 

wurde zum EEG 2009 nicht verändert. Mit dem EEG 2012 wurde die 60-Prozent-Schwelle 

jedoch gekippt. Es existiert kein Minimum von 60 Prozent des Referenzertrags mehr, um eine 

Vergütung zu erhalten, was den Ausbau an unattraktiven Standorten deutlich fördert. Auch der 

Repowering-Bonus verblieb bei 0,50 ct/kWh. Allerdings veränderten sich die Ansprüche an das 

Repowering seitens des EEG 2012 im Vergleich zum EEG 2009: Nun entfiel der im EEG 2009 

erstmals konzipierte, konkrete ,Repowering-Korridor‘.88 Stattdessen wurde es im EEG 2012 

zur Bedingung, dass die installierte Leistung der Repowering-Anlagen die Leistung der Altan-

lagen mindestens verdoppelt und die Anzahl der Rewpowering-Anlagen die Anzahl der Altan-

lagen nicht übersteigt.89 Damit wurde erstmals durch den Gesetzgeber eine Mischform aus in-

stallierter Leistung und Anlagenanzahl etabliert. Der Systemdienstleistungsbonus wurde auf 

0,48 ct/kWh abgesenkt. Die Degression wurde auf 1,5 Prozent angehoben.  

Mit dem EEG 201290 wurde zudem das Instrument der Direktvermarktung eingeführt.91 Es han-

delt sich dabei um ein Instrument, welches dem Anlagenbetreiber ein Portfolio an Möglichkei-

                                                           
85  Vgl. § 1 Abs. 2 EEG 2012. 
86  Vgl. ebd. 
87  Vgl. § 29 EEG 2012. 
88  Siehe oben. 
89  Vgl. § 30 Abs. 1 EEG 2012. 
90  Im Sinne der Vollständigkeit muss an dieser Stelle erwähnt werden, dass seit dem EEG 2009 für Anlagenbe-

treiber eine Möglichkeit der Direktvermarktung besteht (§17 EEG 2009). Allerdings handelte es sich bei dieser 
Direktvermarktung nicht um ein konkretes Instrument mit Anreizcharakter, um regenerative Erzeuger zu er-
mutigen, ihren Strom abseits der fixen Einspeisevergütung zu veräußern. Der Anreiz in § 17 EEG 2009 be-
stand lediglich in der Erwartung, über die Direktvermarktung höhere Renditen als mittels Einspeisevergütung 
zu erhalten, was jedoch im Regelfall nicht zutraf. 

91  Vgl. § 33 EEG 2012. 
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ten bereitstellt, um seinen erzeugten Strom auch abseits der im EEG festgelegten Vergütungs-

sätze zu vermarkten. Damit sollen die regenerativen Energien, und somit auch die Windenergie 

an Land, stückweise und auf freiwilliger Basis aus dem Schutzgeflecht des EEG heraus ihren 

Strom direkt auf dem freien Markt anbieten.  

Grundsätzlich kann der Anlagenbetreiber frei wählen und somit auch beim ursprünglichen Ver-

gütungsmodell, also der Vergütung nach festgelegter Einspeisevergütung nach EEG verbleiben. 

Er kann jedoch auch auf die Direktvermarktung umstellen und nahezu jederzeit, nämlich mo-

natlich, wieder in die Einspeisevergütung zurückwechseln. Dieser Vorgang ist demzufolge re-

versibel und flexibel zugleich. Zudem besteht die Möglichkeit der anteiligen Direktvermark-

tung nach § 33f EEG 2012.  

Nach dem System der Direktvermarktung entspricht die Vergütung des Anlagenbetreibers einer 

regenerativen Erzeugungsanlage dem Erlös am Strommarkt plus einer Marktprämie plus einer 

Managementprämie. Dabei wird der Strom in der Regel über Zwischenhändler an der Strom-

börse veräußert. Da der Verkaufserlös dort im Durchschnitt jedoch unterhalb der jeweiligen 

EEG-Einspeisevergütung liegt, erhält der Anlagenbetreiber vom Netzbetreiber eine Marktprä-

mie, welche kalendermonatlich und rückwirkend gezahlt wird.92 Ihre Höhe ist flexibel und 

ergibt sich aus der Differenz von anlagenspezifischer EEG-Einspeisevergütung und dem mo-

natlich ermittelten Börsenstrompreis. Zudem existiert noch eine Managementprämie, die vom 

Stromhändler i. d. R. anteilig auch an den Anlagenbetreiber gezahlt wird, was die Marktprämie 

attraktiv gestaltet und für Erlöse oberhalb der Einspeisevergütung sorgt. Dabei verfolgt die ge-

winnbringende Managementprämie das Ziel, Mehrkosten, die im Zuge der Direktvermarktung 

auf Seiten der Netzbetreiber entstehen, zu kompensieren. Am 2. November 2012 trat eine ei-

gene Managementprämienverordnung (MaPrV) in Kraft, die ein gestaffeltes Abschmelzen der 

Managementprämie von 2013 bis 2015 vorsah und explizite Beträge pro kWh vorsah. Dabei 

wurden verstärkt auf fernsteuerbare Anlagen fokussiert und differenzierte Vergütungssätze 

festgelegt. Sie erhielten eine höhere Managementprämie, damit eine Steuerbarkeit der Anla-

geneinspeisung erfolgt, welche sich am Strompreis orientieren kann.93  

Abseits der Direktvermarktung zum Zweck der Inanspruchnahme der Marktprämie nach § 33g 

EEG 2012 bestand für Betreiber regenerativer Erzeugungsanlagen die Möglichkeit der sonsti-

                                                           
92  Vgl. Erfahrungsbericht 2014 gem. § 65 EEG, S. 26. 
93  Vgl. ebd., S. 27. 
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gen Direktvermarktung nach § 33b Abs. 3 EEG 2012. Diese bot jedoch keinerlei staatlich ge-

förderte Anreize und ist somit in einem Zuge mit der erstmaligen Direktvermarktung des § 17 

EEG 2009 als nachrangig zu betrachten. 

 

2.3.7)  Das EEG 2014 

Die vierte Novelle des EEG trat am 1. August 2014 in Kraft. Einleitend lässt sich festhalten, 

dass diese Novelle deutliche Veränderungen, insbesondere hinsichtlich der Normierung der 

Onshore-Windenergie beinhaltet. Erneut wurde die Zielsetzung des EEG durch den Gesetzge-

ber modifiziert: Der quantitative Ausbau wird prospektiv auf einen Anteil von 80 Prozent am 

Bruttostromverbrauch bis 2050, mit den Zwischenschritten 40 bis 45 Prozent bis 2025 und 55 

bis 60 Prozent bis zum Jahr 2035 festgesetzt.94 Erstmalig verwendet der Gesetzgeber im EEG 

2014 den Begriff ,kosteneffizient‘, um die o. g. Zielsetzung zu erreichen.95 Eine Auslegung 

dieser Kosteneffizienz dürfte sich in den folgenden normativen Veränderungen wiederfinden: 

Die gewichtigste Veränderung stellt der Systemwandel hin zu einem Ausschreibungsmodell 

dar, der mit dem EEG 2014 nicht umfassend vollzogen, jedoch eingeleitet wird. Die Höhe der 

finanziellen Förderungen für Windenergieanlegen soll ab dem Jahr 2017 durch Ausschrei-

bungsverfahren ermittelt werden.96 Dabei soll sich der Anlagenbetreiber im konkurrierenden 

Verfahren auf eine Förderung seiner Anlage bewerben, statt gesetzlich festgelegte Förderungen 

zu erhalten. Mit dem EEG 2014 wird dieses Verfahren bereits im Solarsektor etabliert und soll 

mit der nächsten Novelle des EEG auf weitere regenerative Technologien angewandt werden. 

Das EEG 2014 macht die optionale Direktvermarktung des EEG 2012 zur Verpflichtung und 

führt die Onshore-Windenergie somit aus der fixierten, staatlichen Förderung heraus. Dies er-

folgt im Kontext mit einem legislativ festgelegten Ausbaupfad für die Onshore-Windenergie, 

welcher einen Zubau von 2 500 MW (netto) pro Jahr vorsieht und somit ein konkretes Volumen 

                                                           
94  Vgl. § 1 Abs. 2 EEG 2014. 
95  Vgl. ebd. 
96  Vgl. Internetquelle: IWR: EEG 2014: 7 wichtige Änderungen für die Windenergie. 
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als Vorgabe des Gesetzgebers beschreibt.97 Radikal gekürzt wurden bestehende Boni: So ent-

fallen der Repowering- und der Systemdienstleistungsbonus ersatzlos. Auch die im EEG 2012 

erstmalig etablierte Managementprämie98 wird nunmehr für Neuanlagen hinfällig.99 

Das Modell der Anfangs- und Grundvergütung blieb jedoch erhalten: So beträgt die Anfangs-

vergütung 8,90 ct/kWh und die Grundvergütung 4,95 ct/kWh100, was in Bezug auf die Grund-

vergütung sogar einem Anstieg um 0,08 ct/kWh entspricht und somit im Gegensatz zur ein-

gangs formulierten Kosteneffizienz, sowie einem festgelegten Ausbaupfad zu stehen scheint. 

Jedoch dienen Anfangs- und Grundvergütung eher als Bezugsgröße in einer Formel zur Be-

rechnung der weiterhin existenten Marktprämie, denn einer wirklichen direkten und festgesetz-

ten Vergütung. Eine Einspeisevergütung nach altem Vorbild existiert für Onshore-WEA ledig-

lich bei kleinen Anlagen101, sowie in Ausnahmefällen102, wenn beispielsweise der zuständige 

Direktvermarkter insolvent ist. 

Prinzipiell ist das Modell der Direktvermarktung – bis auf den nun verpflichtenden Charakter 

und den Wegfall der Managementprämie – nicht elementar verändert worden. Dabei wird wei-

terhin in geförderte (mit Marktprämie) und sonstige Direktvermarktung differenziert.103 Auch 

im EEG 2014 spielt die sonstige Direktvermarktung eine deutlich nachgeordnete Rolle, da die 

Marktprämie unter den gegebenen Rahmenbedingungen ein attraktives Signal sendet. Sie er-

rechnet sich wie folgt: 

Marktprämie [ct/kWh] = Anzulegender Wert [ct/kWh] – Monatsmarktwert [ct/kWh]104 

Dabei beschreibt der ,anzulegende Wert‘ die Grundvergütung für Onshore-WEA unter Einbe-

ziehung einer evtl. anfallenden Anfangsvergütung gem. § 49 EEG 2014. Der Monatsmarktwert 

für Onshore-WEA errechnet sich über die Aufrechnung aller Stundenkontrakte an der Strom-

                                                           
97  In der Fachliteratur auch als ,atmender Deckel‘ bezeichnet. 
98  Siehe oben. 
99  Vgl. Internetquelle: IWR: EEG 2014: 7 wichtige Änderungen für die Windenergie. 
100  Vgl. § 49 EEG 2014. 
101  Vgl. § 37 EEG 2014. 
102  Vgl. § 38 EEG 2014. 
103  Vgl. § 20 Abs. 1 Nr. 1 & 2 EEG 2014. 
104  Vgl. Anlage 1 (zu § 34) EEG 2014. 
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börse eines Kalendermonats. Anschließend wird diese Summe durch die im gesamten Kalen-

dermonat erzeugte Menge an Strom dividiert, was mittels einer Online-Hochrechnung der 

Übertragungsnetzbetreiber anhand von Referenzanlagen erfolgt.105 

Die Ausgestaltung der Anfangsvergütung nach dem Referenzertragsmodell ist zudem verändert 

worden: Die Anfangsvergütung wird weiterhin zwischen fünf und zwanzig Jahren, abhängig 

vom spezifischen Referenzertrag der jeweiligen WEA, gezahlt. Dabei gilt die fünfjährige För-

derung für Anlagen, die an einem 130-Prozent-Standort, oder einem höherwertigen erreichtet 

wurden und die zwanzigjährige Förderung für einen 80-Prozent-Standort, oder einen geringer-

wertigen Standort. Mit dieser Änderung wurden die Schwellenwerte herabgesetzt und ermög-

lichen somit eine ausgiebigere Förderung über die Anfangsvergütung. Jedoch nimmt die Kom-

plexität auch beim Referenzertrag erheblich zu, da die Förderung in den Zwischenbereichen der 

genannten Werte nicht linear erfolgt: Die Anfangsvergütung verlängert sich um einen Monat je 

0,36 Prozent des Referenzertrags, um den der Ertrag der Anlage 130 Prozent des Referenzer-

trags unterschreitet. Zusätzlich verlängert sich die Anfangsvergütung um einen Monat je 0,48 

Prozent des Referenzertrags, um den der Ertrag der Anlage 100 Prozent des Referenzertrags 

unterschreitet.106 Damit werden Anlagen unterhalb des 100-Prozent-Referenzertrags deutlich 

bevorteilt. Die Vergütungen lassen sich jedoch nicht direkt mit denen der Vorgänger-Fassungen 

des EEG vergleichen, da sie im EEG 2014 lediglich als anzulegender Wert in die Formel ein-

fließen und dann in Abhängigkeit des Monatsmarktwerts die Marktprämie als Zusatz zu den 

reinen Vermarktungserlösen treten. 

Auch die Degression ist modifiziert worden, da sie nun das Konstrukt des ,atmenden Deckels‘, 

also des Ausbaupfads für Onshore-WEA beinhaltet. Die Vergütung wird, sofern sich der Zubau 

der Onshore-Windenergie innerhalb des Ausbaupfades von 2 400 – 2 600 MW pro Jahr bewegt, 

quartalsweise um 0,40 Prozent abgesenkt. Wird dieser Zielkorridor über- oder unterschritten, 

so erhöht oder verringert sich die Degression zu gesetzlich festgelegten Sätzen.107 

Zudem wird bei der Bundesnetzagentur ein Anlagenregister eingerichtet, in welchem alle An-

lagen registriert werden sollen.108 Es bildet auch die Grundlage für Einspeisedaten, die wiede-

rum für die Berechnung der Marktprämie notwendig sind.109 

                                                           
105  Vgl. ebd. 
106  Vgl. Internetquelle: BDEW: Umsetzungshilfe zum EEG 2014, S. 78. 
107  Vgl. § 29 EEG 2014. 
108  Vgl. § 93 EEG 2014 (Verordnungsermächtigung zum Anlagenregister). 
109  Vgl. Internetquelle: BDEW: Umsetzungshilfe zum EEG 2014, S. 42 ff. 
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Damit zeigt sich, dass ein Wandel von fixen, transparent und schnell recherchier-, sowie über-

schaubaren Einspeisevergütungen hin zu komplexen Berechnungen mit Einflussgrößen des Bör-

senstrompreises unterliegenden und Ausbaukorridoren unterworfenen Vergütungs- und Ver-

marktungsmodellen stattgefunden hat, welche sich deutlich flexibler und marktorientierter in 

Bezug auf die Energiemärkte zeigen. Diese Flexibilität muss jedoch nicht lediglich in einem 

positiven Licht gesehen werden, da Flexibilität ebenfalls Hürden für staatliche Steuerbarkeit 

oder fehlendes Grundvertrauen in diese flexiblen Märkte aufgrund mangelnder Planungsgrund-

lagen hervorrufen kann. 

 

2.3.8)  Das EEG 2017  

Das EEG 2017 wurde am 8. Juli 2016 durch den Deutschen Bundestag beschlossen und trat am 

1. Januar 2017 in Kraft. Nach einem als sehr eilig und komprimiert zu bezeichnendem Gesetz-

gebungsverfahren, bei dem die erste Lesung am 24. Juni 2016, die zweite und dritte Lesung 

sowie die Verabschiedung durch den Bundestag und die Annahme durch den Bundesrat am 

selben Tag, nämlich dem letzten Tag vor der parlamentarische Sommerpause, stattfanden, lei-

tete das beschlossene Gesetz nun einen neuartigen Systemwechsel bei der Förderung von Strom 

aus regenerativen Energien ein.110 Im Wesentlichen sollen wettbewerbliche Verfahren mittels 

technologiespezifischer Ausschreibungsmodelle angewandt werden, um den günstigsten Anla-

genbetreibern die Realisierung ihrer Projekte und damit eine EEG-Vergütung zu ermöglichen 

und in diesem Zuge gleichzeitig die Kosten der Energiewende mittels marktwirtschaftlicher 

Verfahren zu begrenzen.111 

Zu diesem Zweck wurde nicht das gesamte EEG 2014 umgestellt, sondern im Wesentlichen Teil 

3 ,Zahlung von Marktprämie und Einspeisevergütung‘ geändert und um die Vorgaben zu den 

neu ein- und durchzuführenden Ausschreibungsverfahren ergänzt. Die möglichen Zahlungs- 

und Förderungsansprüche befinden sich in der Novelle nun in den §§ 19 bis 23b EEG 2017. 

Als wesentlich sind insbesondere die Veränderungen im Bereich der Onshore-Windenergie ein-

zustufen, auf die diese Arbeit selbstverständlich das Hauptaugenmerk richten wird. Vorab sei 

erwähnt, dass eine Begrenzung des Zubaus von WEA in Gebieten mit knappen Übertragungs-

                                                           
110  Vgl. EnWZ (Mitteilung der Redaktion) 2016, S. VI. 
111  Vgl. ebd., S. 6. 
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kapazitäten, sogenannte ,Netzausbaugebiete‘, die näher in einer dem EEG eingesetzten Verord-

nungsermächtigung (§ 88b EEG) definiert werden, eingeführt wurde, sowie ein neues Referen-

zertragsmodell.112 

Die Veräußerungsformen wurden im Gegensatz zum EEG 2014 verschlankt, weshalb nur noch 

drei Formen existieren: Die Marktprämie nach § 20 EEG 2017, eine Einspeisevergütung nach 

§ 21 EEG 2017 und die sonstige Direktvermarktung nach § 21a EEG 2017. Dabei beschränkt 

sich die Einspeisevergütung auf kleine Anlangen bis zu einer Leistung von 100 kW. Als Aus-

nahme steht die Einspeisevergütung in Form einer Ausfallvergütung nach § 21 Abs. 1 Nr. 2 

EEG 2017 auch für Anlagen mit höherer Einspeisevergütung zur Verfügung, sofern sie be-

triebsbedingt noch keine Abgabe an den Direktvermarkter vornehmen konnten.113 Die Ausfall-

vergütung ist zweistufig ausformuliert, indem sie für die Dauer von bis zu drei aufeinanderfol-

genden Kalendermonaten und insgesamt bis zu sechs Kalendermonaten pro Kalenderjahr in 

Anspruch genommen werden kann. Dabei verringert sich der anzulegende Wert114 um 20 Pro-

zent. Sollten diese Werte überschritten werden, verringert sich der anzulegende Wert erneut 

deutlich.115 Damit wird die Pflicht zur Direktvermarktung untermauert, die für alle Anlagen 

vorgesehen ist. Da die Direktvermarktung eng an die Fernsteuerbarkeit der Anlagen gekoppelt 

ist und somit auch die Systemintegration regenerativer Erzeugungsanlagen fördert, soll ein Um-

gehen selbiger mittels Ausfall- oder Einspeisevergütung verhindert werden. Eine fixe Vergü-

tung, welche nicht auf Marktsignale oder Kapazitäten reagiert, begründet im Sinne des Gesetz-

gebers kein adäquates Mittel zur Förderung erneuerbarer Energien.116  

Die Förderung der EEG-Anlagen mittels Ausschreibungsverfahren bildet ein Novum in der 

Fördersystematik des EEG. Weitestgehend durch den Gesetzgeber mittels EEG regulierter und 

festgelegter Förderungen werden durch ein individualisiertes und wettbewerblicheres Verfah-

ren, bei welchem Anlagenbetreiber nur noch Zahlungen erhalten, wenn sie dem Netzbetreiber 

einen Zuschlag mit der daraus ersichtlichen und individuellen Förderhöhe (dem anzulegenden 

Wert) vorlegen, abgelöst. Für den Zuschlag muss der Anlagenbetreiber wiederum an einer Aus-

                                                           
112  Vgl. Vollprecht 2016, S. 387. 
113  Vgl. BT-Drs. 18/8860, S. 195: Insbesondere neue WEA müssen für eine bedarfsorientierte Direktvermarktung 

wesentliche Anlagendaten übermitteln, die in der Phase einer Inbetriebnahme oftmals noch nicht vollständig 
vorliegen.  

114  Siehe oben: EEG 2014. 
115  Vgl. § 21 Abs. 1 Nr. 2 EEG i. V. m. §§ 53 S. 2; 53 Abs. 2 Nr. 3 EEG.  
116  Vgl. BT-Drs. 18/8860, S. 195. 
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schreibung teilnehmen und sich gegen die Konkurrenz in Bezug auf Kosteneffizienz durchset-

zen. Diese Zuschläge unterliegen einer Begrenzung und sind leistungsbezogen, was insgesamt 

zu einer Mengensteuerung führt. Dabei werden im Ausschreibungsverfahren die Gebote auf-

steigend nach dem Gebotswert gereiht und die günstigsten Gebote werden nach der Technik 

,pay as bit‘117 bezuschlagt. Das Ausschreibungsverfahren ist allgemein, also technologieüber-

greifend in §§ 28 bis 35a EEG 2017 geregelt und greift auf die Erfahrungen aus der Freiflä-

chenausschreibungsverordnung zurück, welche am 6. Februar 2015 in Kraft trat und im Bereich 

der Freiflächen-Photovoltaik Ausschreibungen etablierte.  

Für die Onshore-Windenergie ergeben sich aus §§ 36 bis 36i EEG besondere Vorgaben für das 

Ausschreibungsverfahren. So muss schon eine Genehmigung durch das BImSchG118 vorliegen, 

das Projekt also weitestgehend im Planungsprozess vorangeschritten sein, sowie eine finanzi-

elle Sicherheit für die Realisierung des Projekts i. H. v. 30 Euro pro kW zu installierender Leis-

tung erbracht werden. Im Jahr 2017 beträgt der Höchstwert für erzeugten Strom aus Onshore-

WEA 7,00 ct/kWh.119 Ab dem Jahr 2018 wird der Höchstwert nur noch aus den Ausschreibun-

gen berechnet, also rein wettbewerblich. Dabei werden die letzten drei Gebotstermine betrach-

tet, die jeweils höchsten noch bezuschlagten Gebote ausgewählt und ihr Durchschnitt um 8 

Prozent erhöht. 120 

Der anzulegende Wert, also die tatsächliche Vergütung für den erzeugten Strom ergibt sich aus 

dem im Ausschreibungsverfahren ermittelten Gebotswert und aufgrund der Standortqualität 

vorgenommenen Zu- oder Abschlägen.121 Das neue Referenzertragsmodell regelt dies und führt 

dazu, dass beispielsweise Anlagen an einem 70-Prozent-Standort einen höheren anzulegenden 

Wert erhalten als Anlagen an einem 130-Prozent-Standort, welcher aufgrund seiner größeren 

Effektivität gegenüber dem 100-Prozent-Referenzstandort lediglich einen verminderten anzu-

legenden Wert erhält. Eine Steuerung mittels ,Degression‘ setzt zudem ab dem sechsten, elften 

und sechzehnten auf die Inbetriebnahme folgenden Jahr ein, in welchem der anzulegende Wert 

gemessen am Standortertrag gem. Anlage 2 Nr. 7 EEG 2017 angepasst wird. Dabei können sich 

                                                           
117  Die Bezuschlagten erhalten den Preis (anzulegender Wert), den sie geboten haben. Eine andere Technik wäre 

das ,uniform pricing‘, welches an der Strombörse vorherrscht und als Preis den Grenzpreis, also den zuletzt 
bezuschlagten, höchsten Gebotswert vorsieht (vgl. Vollprecht 2016, S. 388 f.). 

118  BImSchG: Gesetz zum Schutz vor schädlichen Umwelteinwirkungen durch Luftverunreinigungen, Geräu-
sche, Erschütterungen und ähnliche Vorgänge. 

119  Für einen Referenzstandort nach Anlage 2 Nr. 4 EEG 2017. 
120  Vgl. Vollprecht 2016, S. 389. 
121  Vgl. § 36h, sowie Anlage 2 EEG 2017. 
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für den Anlagenbetreiber Erstattungen oder Gutschriften ergeben, wenn die geleisteten Zahlun-

gen eine Zwei-Prozent-Abweichung über- oder unterschreiten.  

Eng angelehnt an die Degression und das neue Referenzertragsmodell entfaltet weiterhin der 

„atmende Deckel“122, also der festgelegte Ausbaukorridor, welcher bereits im EEG 2014 etab-

liert worden ist, eine Wirkung auf den Ausbau der Onshore-Windenergie: Es werden jährliche 

Ausschreibungen über 2 800 MW ab dem Jahr 2017 für die Onshore-Windenergie garantiert 

und ab dem Jahr 2019 sogar über 2 900 MW. Wird das 2 500-MW-Limit des Ausbaukorridors 

jedoch um über 800 MW überschritten, erhöht sich die vierteljährliche Degression statt um 0,4 

Prozent um 1,2 Prozent. Sollte der Ausbaukorridor um über 1 000 MW überschritten werden, 

so steigert sich die Degression auf 2,4 Prozent.123 

Mit § 88b EEG 2017 öffnet der Gesetzgeber innerhalb des EEG 2017 den Weg in eine Verord-

nung, die sich zum 1. März 2017 auswirkte. Unter dem Titel ,Verordnungsermächtigung zu Netz-

ausbaugebieten‘ greift das EEG erstmals das Stromnetz und seine Eigenheiten als Einflussfak-

tor für die Wirtschaftlichkeit und die Förderung des Ausbaus von Onshore-WEA auf. Gemeint 

sind hierbei räumlich zusammenhängende Gebiete, die netzgebietsscharf oder landkreisscharf 

definiert werden, maximal 20 Prozent der Bundesfläche repräsentieren und ein besonders stark 

überlastetes Übertragungsnetz aufweisen. Abgestellt wird hier auf kurzfristige Netzengpässe124 

und eine, die Belastung verschärfende, Wirkung eines potenziellen Ausbaus der Windenergie 

an Land in dieser Region.125 Die Folge sind jährliche Obergrenzen für die Erteilung von Zu-

schlägen in diesen Gebieten, die 58 Prozent der installierten Leistung zulassen, welche in den 

Jahren 2013 bis 2015 in diesen Gebieten in Betrieb genommen wurden. Damit ist schon jetzt 

eine deutliche Reduzierung des Ausbaus der Onshore-Windenergie in diesen Gebieten prog-

nostizierbar.126 Gemäß Entwurf der Netzausbaugebietsverordnung vom 13.01.2017, welche auf 

Grundlage von § 88b EEG 2017 erstellt worden ist, sind folgende Bundesländer betroffen: 

Schleswig-Holstein, Mecklenburg-Vorpommern, der nördliche Part von Niedersachsen, sowie 

die Stadtstaaten Hamburg und Bremen. Abbildung 4 illustriert, dass es sich nicht lediglich um 

die Küstenregion, sondern auch um den weiter in das landesinnere ragenden norddeutschen 

Raum handelt und somit eine große Fläche betroffen ist. Von einer netzscharf definierten Zone 

                                                           
122  Siehe oben. 
123  Vgl. Weber 2016, S. 15. 
124  Vgl. Kap. 5.1) der vorliegenden Arbeit. 
125  Vgl. Vollprecht 2016, S. 389. 
126  Vgl. ebd., S. 390. 
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kann aufgrund des optischen Eindrucks der arrondierten Fläche und der geographischen Anord-

nung der Netzgebiete der deutschen Übertragungsnetzbetreiber127 nicht ausgegangen werden: 

 

 

Abbildung 4: Netzausbaugebiet 

Quelle:  Internetquelle: BWE – Status Windenergieausbau an Land 2016, S. 8 

Neben den technologiespezifischen Ausschreibungen werden im Zeitraum 2018 bis 2020 in 

deutlich geringerem Umfang (400 MW pro Jahr) auch technologieoffene Ausschreibungen 

etabliert, die gemeinsame Ausschreibungen von Onshore-Windenergie und Solarenergie er-

möglichen.128 Eine Begründung liefert § 39i Abs. 2 EEG 2017, der besagt, dass ein diversifi-

zierter Zubau vor dem Hintergrund der Kosteneffizienz und besserer Netz- und Systemintegra-

tion gewährleistet werden soll. Eine Diversifizierung, eine Einspeisung von Windenergie 

nachts oder an dunklen Tagen sowie eine Solareinspeisung an sonnenreichen Mittagsstunden 

bei eventueller Windstille, wird als sinnvoller Ansatz zur Aufrechterhaltung der Versorgungs-

sicherheit bewertet. Die Fachliteratur äußert jedoch erhebliche Bedenken, und schätzt, dass dies 

                                                           
127  Vgl. Kap. 4.2) der vorliegenden Arbeit. 
128  Vgl. §§ 39i und 88c EEG 2017. 
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lediglich zu einem Ausbau von Wind- und Solaranlagen im Norden der Bundesrepublik führe 

und die „[…] notwendige regionale, zeitliche und Jahreszeitliche Spreizung […]“129 nicht aus-

reichend sichergestellt werden könne. 

 

2.3.9)  EEG-Umlage 

Um die Fördersystematik des EEG und deren Wirkung auf Betreiber von Onshore-Windener-

gieanlagen, sowie im Kontext der Stromnetze auch auf die Letztverbraucher zu verstehen, ist 

eine Betrachtung der EEG-Umlage unumgänglich. Die EEG-Umlage, welche sich aus dem 

Ausgleichmechanismus des EEG130 ergibt, resultiert aus einem Umlageverfahren, welches na-

hezu alle beteiligten Akteure am Strommarkt tangiert und in einem Zahlenwert mündet, den 

jeder Letztverbraucher zu entrichten hat.131 Die EEG-Umlage beträgt derzeit für den Letztver-

braucher 6,88 ct pro kWh132 und hat im Verlauf der letzten Jahre einen enormen Anstieg erfah-

ren, weshalb sie in Form eines transparenten Indikators vielfach in den öffentlichen Fokus ge-

raten ist.133  

Aufgrund einer sich verändernden Fördersystematik seit dem EEG 2000 wurde auch die Be-

rechnung der EEG-Umlage mehrfach umgestellt und zeigt sich aufgrund der grundsätzlich ver-

pflichtenden Direktvermarktung des EEG-Stroms an der Strombörse nun folgendermaßen: Da 

die aktuellen Erträge der Onshore-Windenergie ungeachtet der Vermarktung an der Strombörse 

noch immer aus Anreiz- und Fördergründen über dem Niveau der regulären Strompreise, die 

dort gehandelt werden, liegen, wird die Differenz im Endeffekt auf die Letztverbraucher um-

gelegt. Dazu verpflichtet das EEG die Übertragungsnetzbetreiber, den EEG-Strom an der 

Strombörse zu bestmöglichen Konditionen zu vermarkten. Die sich hieraus ergebenden Ver-

marktungserlöse, welche real negativ ausfallen,134 werden auf einem EEG-Konto verbucht, des-

sen Ausgleich über alle Stromlieferanten (Elektrizitätsversorgungsunternehmen) gemäß ihrer 

jeweiligen EEG-Strombezugsmenge erfolgt. Die Übertragungsnetzbetreiber übernehmen bei 

                                                           
129  Vollprecht 2016, S. 392. 
130  Vgl. Teil IV §§ 56 ff. EEG 2017. 
131  Für stromintensive Unternehmen und Betreiber von Schienenbahnen gelten Ausnahmen (s. Teil IV EEG 

2017). 
132  Vgl. Internetquelle: Bundesnetzagentur: EEG-Umlage. 
133  Vgl. Salje 2016, S. 498 f. 
134  Siehe oben. 
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der Kalkulation der EEG-Umlage in Verbindung mit der Bundesnetzagentur als Regulierungs-

behörde135 die Hauptaufgabe, da die Verteilnetzbetreiber ihre angeschlossenen EEG-Anlagen 

bilanzieren und auf die Ebene ihres vorgelagerten Netzbetreibers, also des Übertragungsnetz-

betreibers, transferieren.136 Durch die Einteilung des deutschen Stromnetzes in Bilanzkreise 

lassen sich neben den physikalischen Stromflüssen auch derartige Zahlungsströme sehr exakt 

saldieren.  

Jeweils zum Oktober müssen die Übertragungsnetzbetreiber die EEG-Umlage in Cent pro kWh 

anhand ihrer prognostizierten Einnahmen und Ausgaben für das Folgejahr, was neben einer 

Abschätzung der Strompreis- und EEG-Anlagenentwicklung auch Kenntnisse über künftige 

Förderentwicklungen inkludiert, transparent veröffentlichen. Zudem wird seit einigen Jahren 

eine Liquiditätsreserve von bis zu 10 Prozent aufgeschlagen, um unerwartete Entwicklungen 

abzudämpfen.137 

Aufgrund der besonderen Ausgleichsregelung, die in Form von zahlreichen Detail- und Einzel-

normen die Befreiung vieler Einzelunternehmen von der auf o. g. Weise kalkulierten und ge-

wälzten EEG-Umlage vorsieht, werden die Belastungen insbesondere durch private Haushalte 

getragen, wodurch die Umlage auch stets wiederkehrend in der Kritik steht. Zudem ist kritisch 

anzumerken, dass private Haushalte noch die Mehrwertsteuer auf die EEG-Umlage zu entrich-

ten haben. Aus diesen, in beträchtlichem Umfang steigenden, Einnahmen für den Staat aufgrund 

der Vermarktungsdifferenzen überdurchschnittlich vergüteten EEG-Stroms kann auch eine feh-

lende Bereitschaft zur Abschaffung der Umlage oder deren Umgestaltung zur Entlastung der 

privaten Haushalte abgeleitet werden. So wurde beispielsweise die vielfach diskutierte ,Strom-

preisbremse‘, die sich aus Einschnitten bei der EEG-Vergütung oder einer umfangreicheren 

Beteiligung stromintensiver Unternehmen an der EEG-Umlage ergeben sollte, im Jahr 2013 

nicht weiter durch die Bundesregierung verfolgt.138 Stattdessen sollen die Ausbaukorridore in 

Verbindung mit Ausschreibungsverfahren im Zuge der Mengensteuerung nun einem exponen-

tiellen Anstieg der EEG-Umlage entgegenwirken. 

 

 

                                                           
135  Vgl. Kap. 7) der vorliegenden Arbeit. 
136  Vgl. § 57 EEG. 
137  Vgl. Internetquelle: DIW Wochenbericht 41/2012, S. 8. 
138  Vgl. Internetquelle: handelsblatt.com: Strompreisbremse ist endgültig gescheitert vom 20.04.2013. 
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2.4)  Planungsrecht der Onshore-Windenergie 

Neben der rechtlichen Steuerung aufgrund der Bestimmungen und Zielsetzungen, die sich aus 

dem Umweltenergierecht ergeben, wird die Onshore-Windenergie jedoch noch in weiterem 

Maße gesteuert. Zwar erlangt insbesondere das EEG 2017 mit seiner komplexen Steuerungs-

systematik im Sinne von Ausbaukorridoren und der Bestimmung von Vergütungshöhen mittels 

wettbewerblicher Ausschreibungsverfahren eine hohe Relevanz im Bereich der Steuerung von 

Onshore-Windenergieanlagen in Deutschland. Es gilt jedoch zu beachten, dass die räumliche 

Steuerung, also die Wahl des tatsächlichen Errichtungsorts der Anlagen in Deutschland, nicht 

durch das EEG abgedeckt wird. Zwar werden und wurden mittels Vergütungen und Referen-

zertragsmodellen Gebiete mit speziellen Eigenheiten, wie z. B. der Windhöffigkeit aus betriebs-

wirtschaftlicher Sicht attraktiver oder unattraktiver für die Betreiber dieser Anlagen, eine exakte 

geographische Planung bleibt und blieb jedoch aus. An dieser Stelle setzt das klassische Pla-

nungsrecht ein, welches in Deutschland sämtliche infrastrukturellen Belange und Projekte, wie 

beispielsweise auch den Ausbau von Stromtrassen, regelt. Somit ist es im Rahmen der vorlie-

genden Forschungsarbeit unumgänglich, dieses Feld ebenfalls zu beleuchten, um Erkenntnisse 

für die Steuerung der Onshore-Windenergie zu generieren und diese im Zuge der Analyse in 

einem geeigneten Kontext zu verorten. Es sei an dieser Stelle jedoch ausdrücklich darauf hin-

gewiesen, dass es sich bei der Betrachtung des Planungsrechts keineswegs um einen Schwer-

punkt der Arbeit handelt, weshalb die Komplexität des Politikfelds ,Planungsrecht / Infrastruk-

turplanung‘ komprimiert wird. Für eingehendere Informationen wird auf die in diesem Zusam-

menhang verwendete Literatur verwiesen. 

Bei der Planung von Windenergieanlagen, die in Deutschland in erster Linie durch speziali-

sierte Projektierungsunternehmen im Auftrag von Investoren erfolgt, sind die Vorgaben der 

Raumplanung zu beachten. Die räumliche Gesamtplanung bezieht sich entgegen energiepoliti-

scher Vorgaben, die auf die zukünftig installierte Leistung oder damit verbundene Fördermo-

delle abzielen, auf konkrete Nutzungen von Flächen und damit verbundene Wirkungen und 

Konflikte. Das Bauplanungsrecht liegt dabei in der Gestaltungshoheit des Bundes, während die 

Länder sich des Bauordnungsrechts bedienen. Die tatsächliche Steuerung von Windenergiepro-

jekten ergibt sich dabei hierarchisch betrachtet aus der Raumordnung des Raumordnungsgeset-
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zes (ROG). Vor allem die Vorgaben der Landesraumordnung und deren Umsetzung in Regio-

nalplänen sowie der Bauleitplanung sind für Windenergieprojekte von Belang.139 Aufgabe der 

Raumordnung ist es  

„[…] den Gesamtraum der Bundesrepublik Deutschland und seine Teilräume durch zusam-
menfassende, überörtliche und fachübergreifende Raumordnungspläne, durch raumordne-
rische Zusammenarbeit und durch Abstimmung raumbedeutsamer Planungen und Maßnah-
men zu entwickeln, zu ordnen und zu sichern.“140  

Das Augenmerk ruht in diesem Kontext auf einer Beilegung von Konflikten, die aufgrund un-

terschiedlicher Interessen in diesem Raum bestehen und im weiteren Verlauf bei der Entwick-

lung zu einem Regionalplan auf der Abwägung öffentlicher und privater Belange. Bezogen auf 

die Windenergie müssen also erst einmal geeignete Flächen identifiziert werden, die eine ef-

fektive Nutzung möglich machen und möglichst nicht im Konflikt mit anderen Interessen in 

diesem Raum stehen. Dies wird dadurch sondiert, dass im Zuge der Erstellung des Regionalplans 

gem. § 9 ROG die Umweltverträglichkeit der Vorhaben geprüft und gem. § 10 ROG die Öf-

fentlichkeit beteiligt werden muss. Soll ein auf diesem Wege identifiziertes Gebiet für die 

Windenergienutzung festgelegt werden, so stehen für den Regionalplan mehrere Steuerungsin-

strumente zur Verfügung141: Zum einen kann das Gebiet als Vorranggebiet ausgewiesen werden, 

was gleichzeitig andere Nutzungen in diesem Raum ausschließt, sofern sie mit der Windenergie 

nicht vereinbar sind. Die Nutzung der Windenergie hat also oberste Priorität. Auch kann ein 

Vorbehaltsgebiet etabliert werden, welches der Windenergie bei der Abwägung gegenüber kon-

kurrierenden Nutzungen ein bedeutendes Gewicht zusprechen würde, jedoch keine abschlie-

ßende Entscheidung über die letztliche Priorität darstellt. Wenn der Raum als Eignungsgebiet 

ausgewiesen wird, so eröffnet dies den Weg zum Städtebaurecht (§ 35 BauGB) und legt gleich-

zeitig fest, dass die Windenergienutzung keinen anderen Belangen in diesem Raum entgegen-

steht. Jedoch verschließt sich damit automatisch die Nutzung der Windenergie an weiteren Or-

ten im Planungsraum. Zudem kann festgelegt werden, dass Vorranggebiete zugleich die Wir-

kung von Eignungsgebieten haben, um eine Nutzung außerhalb der festgelegten Gebiete zu 

verhindern. 

Da der Gesetzgeber mittels § 35 Abs. 1 Nr. 5 BauGB die Nutzung und Errichtung von Onshore-

Windenergieanlegen im Außenbereich privilegiert, stellen sich auch an die Regionalplanung 

                                                           
139  Vgl. Umweltbundesamt 2014, S. 41. 
140  Ebd., S. 62. 
141  Vgl. § 8 Abs. 7 ROG. 
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besondere Anforderungen: Sie muss „ein schlüssiges Gesamtkonzept“ aufweisen und der 

Windenergienutzung zudem „in substanzieller Weise Raum verschaffen“.142 Es muss also 

schlüssig dargelegt werden, warum bestimmte Flächen nicht für die Windenergienutzung in-

frage kommen, da diese privilegiert behandelt wird. Auf Ebene der Bundesländer bestehen in 

Bezug auf die Windenergie und deren räumliche Einplanung häufig eigens erstellte Erlasse, die 

ein Abwägen der konkurrierenden Belange, beispielsweise auch in Bezug auf Mindestabstände 

von besiedelten Gebieten, regeln. Allerdings stoßen die Länder hier in eine rechtliche Lücke 

vor, was in der Vergangenheit auch häufig dazu genutzt worden ist, selbstständig größere Min-

destabstände anzuordnen, mit der Konsequenz, dass sich die geeigneten Flächen für den Zubau 

von Windenergieanlagen erheblich minimierten.143 

Sind die Vorgaben der Regionalplanung erst einmal im finalen Regionalplan konkretisiert, so 

folgt die unterste raumordnerische Ebene, die Bauleitplanung, welche auf der kommunalen 

Ebene stattfindet. Dabei kann das Output sowohl in einen Bauleitplan als auch in einen Flä-

chennutzungsplan144 münden. Beide weisen wesentliche Unterschiede in ihrer Rechtswirksam-

keit auf, jedoch nicht im Verfahren ihrer Erstellung. Der Bauleitplan entfaltet als Ortssatzung 

mit seiner allgemein verbindlichen Festsetzung die Wirkung einer allgemein gültigen Rechts-

norm, während der Flächennutzungsplan lediglich beabsichtigte Nutzungen behördenverbind-

lich festlegt. Zu beachten ist, dass der Flächennutzungsplan lediglich Nutzungsflächen defi-

niert, während der Bauleitplan die konkreten Anlagenstandorte festlegen kann. Die Privilegie-

rung von Windenergieanlagen gem. § 35 Abs. 1 S. 5 BauGB wird zugunsten der kommunalen 

Planung durch § 35 Abs. 3 S. 1 BauGB eingeschränkt, in welchem festgelegt ist, dass ein Wi-

derspruch mit dem Flächennutzungsplan in Bezug auf dort zu errichtende Windenergieanlagen 

die Betroffenheit öffentlicher Belange verkörpert und diesen sogar entgegenstehen könnte. So-

mit haben die Gemeinden noch einen aktiven Steuerungsfreiraum.145 Die Tatsache, dass bereits 

in der Regionalplanung beispielsweise Vorranggebiete festgelegt wurden, muss die Kommune 

im Zuge ihrer Bauleitplanung von weitergehenden Planungen nicht abhalten. Denn die Regio-

nalplanung ist auf Ebene der kommunalen Planung nicht als flächenschärf zu bezeichnen, was 

durch die Kommune dann zur Konkretisierung und daraus resultierenden besseren demokrati-

schen Legitimation und Bürgerakzeptanz von Windenergie genutzt werden kann.146 Denn in 

                                                           
142  Vgl. Umweltbundesamt 2014, S. 66. 
143  Vgl. ebd., S. 76. 
144  Auch vorbereitender Bauleitplan genannt.  
145  Vgl. Umweltbundesamt 2014, S. 93. 
146  Vgl. ebd., S. 107. 
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den unterschiedlichen Stufen des Planungsverfahrens auf kommunaler Ebene sind eindeutige 

Beteiligungsmechanismen vorgesehen.  

Nach den genannten Planungsverfahren auf unterschiedlichen Ebenen setzt das Genehmigungs-

verfahren ein, welches sich im Wesentlichen auf das Bundesimmissionsschutzgesetz (BIm-

SchG) stützt. Dabei richtet sich der Umfang des Genehmigungsverfahrens in erster Linie nach 

der Gesamthöhe der zu errichtenden Windenergieanlagen147 und der zu errichtenden Anzahl 

der Windenergieanlagen, da hieraus unterschiedliche Intensitäten der sich anschließenden Um-

weltverträglichkeitsprüfung nach dem ,Gesetz über die Umweltverträglichkeitsprüfung‘ 

(UVPG) erwachsen, mittels derer die Wirkung des Vorhabens auf die vor Ort bestehende Um-

welt überprüft und abgeschätzt wird. Dabei werden im Genehmigungsverfahren neben den im 

BImSchG inkludierten Rechtsbereichen, wie Emissionen, Immissionen, Behandlung von Ab-

fällen etc. auch die Vorgaben von Naturschutzrecht, Wasserhaushaltsrecht oder Forstrecht 

überprüft. Sollten alle zu diesen Vorgaben angehörten Fachbehörden für das Vorhaben in dem 

Gebiet keine Einwände hegen oder sind diese Einwände nachrangig gegenüber dem gesetzge-

berischen Interesse des Ausbaus der Onshore-Windenergie zu betrachten, so erfolgt ein positi-

ver Abschluss des Genehmigungsverfahrens und die Windenergieanlagen können errichtet wer-

den. 

Diese Darstellung ist deutlich verkürzt abgebildet und soll lediglich einen Überblick über die 

verschiedenen Stufen der Planungshierarchien vermitteln sowie aufzeigen, wie eine räumliche 

Steuerung erfolgt. Er wird offensichtlich, dass eine räumliche Steuerung auf verschiedenen 

Ebenen stattfindet. Überwiegend erfolgt diese Steuerung jedoch deutlich unterhalb der Ebene, 

auf welcher auch die Steuerung mittels des EEG erfolgt, nämlich unterhalb der Bundesebene. Da-

bei ist leicht vorstellbar, dass die Länder und Kommunen mehr Expertise für die Gestaltung 

ihrer Räume aufbringen und auch am ehesten das demokratische Prinzip vor dem Bürger mit 

verschiedenen Anhörungs- und Beteiligungsformen wahren können, die hier aus Gründen des 

Umfangs nicht explizit aufgeführt werden sollten. Allerdings zeigt sich auch, dass diese Frei-

räume bei der Gestaltung und Planung zur negativen Auslegung und somit zu einer Beschrän-

kung der für die Onshore-Windenergie zur Verfügung stehenden Fläche führen kann.  

Die durchschnittliche Genehmigungsdauer für ein Onshore-Windenergieprojekt wird in 

Deutschland mit 57 Monaten beziffert und die Kosten belaufen sich auf durchschnittlich 70 

                                                           
147  Der Schwellenwert liegt bei 50 Metern. 
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Euro pro Kilowatt.148 Dies zeigt, welchen Stellenwert mittlerweile die Genehmigung und Pla-

nung im Bereich der Windenergie einnimmt.  

Es wird schnell deutlich, dass der Gesetzgeber mittels der allgemeinen Privilegierung von WEA 

im planerischen Außenbereich eine generelle Abwägungsvorgabe zugunsten der WEA auf 

Ebene von Gesetzen vorgegeben hat. Der Flächennutzungsplan entfaltet in diesem Kontext eine 

Außenwirkung, die aufgrund ihres Ausnahmecharakters als rechtspolitisch problematisch ein-

gestuft werden kann. Zudem existiert keine planerische Festsetzungskompetenz des Bundes, die 

im Falle wirklichen Entgegenstehens öffentlicher Belange und damit konnektierter zahlreicher 

Hinderungsmöglichkeiten im Genehmigungsverfahren eine Realisierung der Windenergiepro-

jekte vorantreiben könnte. Damit stellt sich die potenziell höhere Realisierungswahrscheinlich-

keit, welche auf gesetzgeberischer Grundlage angedacht ist, als kein durchsetzungsstarkes In-

strument heraus.149 

                                                           
148  Vgl. Internetquelle: Fachagentur Windenergie an Land: Dauer und Kosten des Planungs- und Genehmigungs-

prozesses von Windenergieanlagen an Land. , S. 53 ff. 
149  Vgl. Wegner 2015, S. 307. 
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3)  Regulierungsrechtliche Grundlagen im Strommarkt 

3.1)  Regulierungsrechtliche Grundlagen 

Um das Politikfeld des Netzausbaus eingehend beleuchten zu können und gleichzeitig ein Ver-

ständnis für das Engpassmanagement als Schnittstelle zwischen Ausbau der Onshore-Wind-

energie und Stromnetzen zu generieren, ist es unabdingbar, die regulierungsrechtlichen Grund-

lagen in diesem Bereich vorab aufzuzeigen. Dabei muss betont werden, dass die vorliegende 

Arbeit lediglich einen nationalen Fokus aufweist und dazu ist es dienlich, die untrennbar ver-

flochtene Entwicklung von Strommarkt und Stromnetzen in Deutschland als sehr spezielle Po-

litikfelder eingehender zu verstehen. 

 

3.1.1)  Rechtliche Dimension von Regulierung 

Häufig sind bei der Lektüre einschlägiger Fachliteratur im Bereich des Strommarkts sowie der 

Netzwirtschaften unterschiedlichste Begriffe erkennbar, die vom Regulierungsrecht über Wirt-

schaftsregulierung, Wettbewerbsregulierung und Wettbewerbsrecht reichen. Eindeutig ist, dass 

der Staat in Form des Gesetzgebers versucht, in den Strommarkt und damit in den Ausbau er-

neuerbarer Energien und der Stromnetze regulierend einzugreifen.  

Das Regulierungsrecht hat seinen Ursprung in den Vereinigten Staaten von Amerika und wird 

dort zum Teil sehr weit verstanden, was dazu führt, dass jede Einwirkung legislativer und ad-

ministrativer Natur auf unterschiedlichste Rechtsbereiche inkludiert ist.150 Von den USA aus 

hielt das Regulierungsrecht Einzug in das deutsche Recht mit dem Umweg über das englische 

und europäische Recht.151 Grundlegend wird das Regulierungsrecht verwaltungsdogmatisch in 

Deutschland als jede staatliche Einwirkung auf einen wirtschaftlich geprägten Lebensbereich 

verstanden, um einerseits faire Bedingungen für Wettbewerb ohne Diskriminierung einzelner 

wirtschaftlicher Akteure hervorzubringen und andererseits die Sicherung des Gemeinwohls, 

                                                           
150  Vgl. Kment 3013, S. 49. 
151  Vgl. ebd., S. 49 f. 
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wozu beispielsweise soziale oder umweltpolitische Ziele gezählt werden können, zu gewähr-

leisten.152 Dabei ist zu betonen, dass das Regulierungsrecht kein Ordnungsbegriff ist, der nor-

mativ vorgegeben ist. Es handelt sich eher um einen rechtswissenschaftlich entworfenen Sys-

tembegriff, der gemeinsame Funktionsprinzipien für die einzelnen sektorspezifischen Regulie-

rungsgesetze153 vereinen soll154 und auf den normativen Regulierungstheorien155 aufbaut. Inso-

fern bildet der Begriff ,Regulierungsrecht‘ als rechtswissenschaftlicher Begriff den Sammelbe-

griff mit höchstmöglicher Abstraktionsebene, auf der noch fundierte Aussagen realisierbar sind. 

Folglich kann das Regulierungsrecht im Kontext des Strommarkts auch als Infrastrukturregu-

lierungsrecht bezeichnet werden. Dabei operiert das Regulierungsrecht unter folgenden Frage-

stellungen: 

1) Wie nimmt der Staat seine Gewährleistungsverantwortung wahr und gewinnt gleichzei-

tig private Unternehmen dafür, die Erfüllung öffentlicher Aufgaben staatsentlastend zu 

übernehmen? 

2) Wie lassen sich die daraus entstehenden Gemeinwohldefizite mittels zwingender 

Rechtsnormen eindämmen und unterbinden? 

3) Wie lassen sich die Konsequenzen der Übertragung einer vormals hoheitlichen Aufgabe 

auf Private mit möglichst geringem Aufwand und wenigen Rückkopplungen bewälti-

gen?156  

Der unter der ersten Fragestellung aufgeworfene Begriff ,Gewährleistungsverantwortung‘ soll 

an dieser Stelle in kompakter Form erörtert werden, da er eine zentrale Grundlage des Regulie-

rungsrechts bildet. Der Staat in seiner ihm zugedachten Gewährleistungsverantwortung wird 

von Rechts- und Verwaltungswissenschaftlern, wie Gunnar Folke Schuppert oder Martin Eifert, 

auch als ,Gewährleistungsstaat‘ bezeichnet. Dabei wird dem Staat die Letztverantwortung für 

das Gemeinwohl und daraus resultierende Rechts- und Politikbereiche unterstellt. Ausgehend 

von einem Staatsmodell, bei dem der Staat im Zuge der Daseinsvorsorge vormals seine Aufga-

ben selbstständig formulierte und gemeinwohlkonform umsetzte, wandelte sich die Konzeption 

der Verantwortung des Staats: Der Gewährleistungsstaat besitzt die (Letzt-)Verantwortung, hat 

                                                           
152  Vgl. ebd. 
153  Hiermit sind die Bereiche Telekommunikation, Energie, Eisenbahnen und Trinkwasser gemeint. 
154  Vgl. Säcker 2010, S. 269. 
155  Vgl. Höppner 2009, S. 30. 
156  Vgl. Säcker 2010, S. 276. 
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jedoch die Instrumente der selbstständigen operativen Tätigkeit für die Herstellung des Ge-

meinwohls an andere Akteure, wie beispielsweise Unternehmen der Privatwirtschaft, abgetre-

ten. Der Gewährleistungsstaat muss nun in einer dem Gemeinwohl zuträglichen Weise auf die 

operierenden Unternehmen, welche die Leistungen bereitstellen, die ursprünglich der Staat 

selbst erbrachte, mittels präziser Steuerungsziele und geeigneter Instrumente einwirken.157 

Dazu muss neben der grundlegenden Definition, was in welchem Bereich dem Gemeinwohl 

zuträglich ist, auch erkannt werden, dass privatwirtschaftliche Unternehmen bei ihrer Über-

nahme staatlicher Daseinsvorsorge Renditen erzielen müssen, da sie nicht direkt auf Einkünfte 

aus Steuergeldern zurückgreifen können. Zudem ist der Frage nach der Effektivität der staatli-

chen Regulierung nachzugehen, wenn er den Daseinsvorsorgebereich nicht mehr operativ ken-

nenlernt und nur die Folgen widerstreitender Interessen mittels abstrakter Normgebung zu be-

heben vermag. Insbesondere in Infrastrukturbereichen, wie dem Energiesektor, dem Post- und 

Telekommunikationsbereich, ist die Grundversorgung eines jeden Bürgers mit diesen Dienst-

leistungen und Gütern als Kernaufgabe des Gewährleistungsstaats anzusehen, was sich vor dem 

Hintergrund der zunehmenden Liberalisierung der Märkte und damit verbundener weiterfüh-

render Regulierung als komplexes Handlungsfeld präsentiert.158 

Bezugnehmend auf die Fragestellungen, unter denen das Regulierungsrecht operiert, steht das 

Regulierungsrecht in einem Spannungsfeld zwischen der Schaffung von Anreizen an private 

Unternehmen, um die ehemals staatlichen Aufgaben wahrzunehmen und dem Schutz des Ge-

meinwohls vor dem klassisch nutzenmaximierenden Unternehmen in seiner Rolle als Erfüller 

öffentlicher Aufgaben.159  

Doch wie lässt sich das Regulierungsrecht nun vom klassischen Wettbewerbsrecht abgrenzen? 

Zum einen nutzt das Regulierungsrecht eine Ex-ante-Methodenregulierung. Das Regulierungs-

recht versucht also vorab, Strukturen und Instrumente zu schaffen, die den betroffenen Markt 

oder Sektor und seine Akteure unter den neuen Rahmenbedingungen in eine bestimmte Rich-

tung lenken.160 Das Wettbewerbsrecht nutzt hingegen eine ex post eingreifende und Miss-

brauch-abstellende Aufsicht, um den Markt zu regulieren. Es greift also erst ein, wenn Miss-

brauch geschehen ist, was sich auch daraus ableitet, dass es Grenznormen darstellt und als 

                                                           
157  Vgl. Schuppert 2000, S. 933 ff. 
158  Vgl. ebd.  
159  Vgl. Höppner 2009, S. 41. 
160  Vgl. Säcker 2010, S. 277. 
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Schutzobjekt lediglich den realen Wettbewerb zum jeweils aktuellen Zeitpunkt kennt. Das Re-

gulierungsrecht strukturiert dagegen Richtnormen und nimmt im Gegensatz zum Wettbewerbs-

recht einen Förderauftrag wahr, indem es den Wettbewerb nicht per Aufsicht schützt, sondern 

ihn durch verbessernde Maßnahmen fördert. Damit zeigt sich, dass das Regulierungs-recht ide-

aliter die Rahmenbedingungen aktiv und möglichst weitsichtig mittels Feinabstimmung an be-

stimmten Stellschrauben gestaltet, während das Wettbewerbsrecht als Aufsichtsnorm die Ein-

haltung der vorgegebenen Grenzen durch die Akteure überwacht.  

 

3.1.2)  Funktionale Ausgestaltung von Regulierung 

Nach erfolgter Beleuchtung der rechtlichen Dimension und Abgrenzung des Regulierungs-

rechts soll an dieser Stelle erläutert werden, warum Netzindustrien und damit auch das deutsche 

Stromnetz ein Regulierungsbedürfnis aufweisen. Dabei wird es gezielt vermieden, einen aus-

schweifenden Exkurs in ordnungs- und wirtschaftspolitische Grundlagen auf hohem Abstrakti-

onsniveau zu unternehmen. Gleichwohl kommt diese Arbeit nicht umhin, einen Einblick in die 

Grundlagen für einsetzende Regulierung, deren Instrumente und Ausgestaltung aufzustellen. 

Ohne derartige Grundlagen ist die Entwicklung der Stromnetze in Deutschland161 und eine fun-

damental gestützte Analyse der Steuerungsinstrumente in diesem Politikfeld nicht verständlich 

und unmöglich. 

 

3.1.2.1)  Konstituierende Prinzipien marktwirtschaftlichen Wettbewerbs 

Ausgangspunkt für Regulierungsbestrebungen im Energiesektor, und damit auch in den Strom-

netzen, ist die Erkenntnis, dass der Strommarkt gemäß eines marktwirtschaftlichen Systems mit 

wettbewerblichen Mechanismen strukturiert werden soll. Dieses System hat sich bereits vor der 

Etablierung im Strommarkt in anderen wirtschaftlichen Bereichen und Sektoren bewährt, da es 

dazu führt, dass wirtschaftliche Ressourcen in Form von Rohstoffen, Kapital und Arbeitsleis-

tung in wettbewerblichen Verfahren dort eingesetzt werden, wo eine hohe Nachfrage besteht.162 

Dergestalt ermöglicht der Wettbewerb eine möglichst effiziente Verwendung dieser Rohstoffe. 

                                                           
161  Vgl. Kap. 4.2) der vorliegenden Arbeit. 
162  Vgl. Eekhoff 2016, S. 4. 
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Dies wird idealiter über die Mechanismen von Angebot und Nachfrage erreicht, 163 wodurch 

sich ein Preis für Güter unter Einbeziehung aller relevanten Akteure unter vollkommener Kon-

kurrenz in diesem Markt ergibt.164 Es entwickelt sich folglich ein Gleichgewicht für die Güter 

am Markt, die letztlich aus wohlfahrtsökonomischer Perspektive in einer optimalen Ressour-

cenallokation mündet.165 Neben der freien Preisbildung hat insbesondere das Prinzip der offe-

nen Märkte im marktwirtschaftlichen Wettbewerb und in Bezug auf den Energiesektor eine 

herausgehobene Bedeutung. Damit ist das Risiko des Ausscheidens aus dem Markt für ineffi-

ziente oder nicht nach Konsumentenwünschen produzierende Unternehmen gemeint. Jedoch 

umgekehrt auch, dass neue und effizientere Anbieter mit innovativeren Produkten ohne Hürden 

in den Markt eintreten können und sich somit in den Markt einfinden, ohne von etablierten 

Unternehmen mit bestehender Marktmacht gehemmt zu werden.166 Zudem seien noch wettbe-

werbliche Prinzipien, wie Geldwertstabilität, Vertragsfreiheit, Haftungsprinzip, Eigentums-

rechte und Konstanz in der Wirtschaftspolitik, genannt, um die Aufzählung zu vervollständi-

gen.167 Unternehmen/Produzenten, die den Konsumenten/Kunden Leistungen und Ressourcen 

anbieten, werden versuchen, diesen Wettbewerb deutlich für sich auszunutzen, um ihren eige-

nen Nutzen zu maximieren, höhere Gewinne zu erzielen und ihren Anteil an der Marktmacht 

auszubauen. Damit werden in ungeregelten Märkten häufig die genannten Ideale konterkariert, 

Marktkräfte behindert oder gar außer Kraft gesetzt und Strukturen etabliert, die häufig nur we-

nige marktmächtige Produzenten aufweisen.168  

Insbesondere die Energiewirtschaft bildet einen Sektor, der traditionell einen hohen Regulie-

rungsbedarf aufzeigst. Dabei galten die klassischen Fragen nach Regulierung den Stichworten 

,Marktmacht‘ und ,Netzstruktur‘, welche jedoch in den letzten Jahren von Regulierungen in 

Bezug auf die erneuerbaren Energien mit nicht unerheblicher Wirkung ergänzt wurden: 

„Es gibt kaum einen Sektor, in dem es einen solchen Wust an widersprüchlichen Regulie-
rungen und Förderprogrammen gibt wie im Bereich der erneuerbaren Energie – mit einer 
breiten Ausstrahlung auf die übrigen Energiemärkte und auf die Gesamtwirtschaft.“169 

                                                           
163  Im Modell perfekt funktionierender Märkte; vgl. hierzu Knieps 2001, S. 7 ff. 
164  Vgl. Knieps 2001, S. 7 ff. 
165  Vgl. König 2013, S. 68. 
166  Vgl. Knieps 2001, S. 13 ff. 
167  Vgl. Eekhoff 2016, S. 4 ff. 
168  Vgl. ebd., S. 4. 
169  Vgl. ebd., S. 4. 
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Damit zeigt sich, dass der Energiesektor bestimmte Eigenheiten birgt, die ein Regulierungsbe-

dürfnis begründen, da rein marktwirtschaftlicher Wettbewerb nicht auszureichen scheint. Die-

ser Umstand wird wirtschaftswissenschaftlich als Marktversagen bezeichnet: 

„Danach ist unter einem ökonomischen Marktversagen ein Sachverhalt zu verstehen, der 
das marktwirtschaftliche System daran hindert, eine Situation optimaler „Wohlfahrt“ her-
beizuführen. Als Wohlfahrtsmaßstab wird üblicherweise das sog. Pareto-Kriterium ver-
wendet. Danach arbeitet eine Volkswirtschaft wohlfahrtsoptimal, wenn kein Wirtschafts-
subjekt im Hinblick auf seine Ausstattung mit Gütern zu bestimmten Kosten besser gestellt 
werden kann, ohne dass ein anderes gleichzeitig schlechter gestellt wird. Eine so beschaf-
fene Volkswirtschaft ist „ökonomisch“ oder auch „gesamtwirtschaftlich“ „effizient“.“170 

Folglich schafft es der Markt aufgrund struktureller Probleme oder von nicht-marktkonformem 

Verhalten seitens der Marktakteure nicht, eine optimale Ressourcenallokation zu generieren. 

An genau dieser Stelle setzt das Regulierungsbedürfnis des Staats ein, der dieser Entwicklung 

mit differenten Strategien entgegenwirkt. Jedoch muss erwähnt werden, dass ein Marktversa-

gen lediglich als notwendige, nicht jedoch als hinreichende Bedingung für die Rechtfertigung 

staatlicher Eingriffe ausreicht. Eine Rechtfertigung aus ordnungspolitischer Sicht kann ledig-

lich das Bewirken von tatsächlichen Verbesserungen durch die staatliche Regulierung darstel-

len.171 

 

3.1.2.2)  Regulierungsbedürfnis durch Marktversagen 

Einigkeit besteht in der Fachliteratur über die Ursachen des o. g. Marktversagens: So werden 

vor allem für Marktversagen in Netzindustrien folgende Gründe benannt: Natürliche Monopole, 

externe Effekte, Netzwerkeffekte, opportunistisches Verhalten, Transaktionskosten, asymmet-

rische Informationen und ruinöser Wettbewerb.172 Diese Gründe werden im Folgenden kurz 

erläutert, damit abschließend ein Gesamtbild vom Regulierungsbedürfnis im direkten Bezug 

zum Stromnetz als Regulierungssektor entsteht. 

Erfolgt die Versorgung der gesamten Marktnachfrage am kostengünstigsten durch einen einzi-

gen Anbieter, so spricht man vom natürlichen Monopol. Ursächlich hierfür ist eine subadditive 

                                                           
170  Berringer 2004, S. 26. 
171  Vgl. König 2013, S. 68 f. 
172  Vgl. Höppner 2009, S. 31. 
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Kostenfunktion, die sich durch fallende Durchschnittskosten oberhalb der Grenzkosten173 aus-

zeichnet.174 Insbesondere sind für diesen Monopolisten Größenvorteile (economies of scale) 

entscheidend, da sich die langfristigen Durchschnittskosten bei steigender Produktion verrin-

gern müssen. Dies geschieht vor allem in Märkten, in denen relativ hohe Fixkosten und relativ 

niedrige variable Kosten herrschen, wie zum Beispiel in Netzindustrien und damit auch im 

Stromnetz.175 Der Betrieb eines Stromnetzes verursacht immense Fixkosten (Aufbau, Pflege, 

Wartung), die auf eine verhältnismäßig große Kundengruppe umgelegt werden können, was 

dazu führt, dass der Fixkostenanteil pro Kunde sinkt. Jeder weitere Kunde, der nun am Netzbe-

trieb partizipieren möchte, verursacht hingegen einen sehr geringen Kostenaufwand. Ergo führt 

eine steigende Anzahl von Kunden zu sinkenden Durchschnittskosten (s. o.).176 Würde der 

Kundenstamm nun auf mehrere Wettbewerber aufgeteilt werden, so würde sich das Potenzial 

sinkender Durchschnittskosten verringern. Mehrere Unternehmen verursachen durch mehr Per-

sonal, mehrere Verwaltungen und unter Umständen parallel verlaufende Stromnetze deutlich 

höhere Kosten. An dieser Stelle zeigt sich, dass aus wohlfahrtsökonomischer Perspektive das 

natürliche Monopol und damit die Bündelung möglichst aller Kunden bei einem Anbieter im 

Stromtransportmarkt die optimale Lösung darstellt.177 Das natürliche Monopol birgt jedoch 

auch typische Nachteile. So findet in einem perfekten Wettbewerb die Preissetzung der Anbie-

ter lediglich in Höhe der Grenzkosten statt, da der Kunde ansonsten zur Konkurrenz wechselt. 

Dem Monopolisten droht jedoch kein Kundenverlust an konkurrierende Anbieter, da er der ein-

zige Anbieter ist. Deshalb wird er im Sinne der Nutzenmaximierung Preise oberhalb der Grenz-

kosten durchsetzen. Die Kunden können diesen überhöhten Preisen wiederum nur mit einem 

Verzicht auf das Gut begegnen, indem sie ihren Konsum drosseln. Deshalb sucht der Monopo-

list stets das Gleichgewicht zwischen Preisen oberhalb der Grenzkosten (Gewinnsteigerung) 

und den Mengenverlusten (Gewinnsenkung), die er durch verzichtende Kunden erleidet.178 Im 

Endeffekt wirkt sich das natürliche Monopol dabei aus wohlfahrtsökonomischer Sicht ineffi-

zient aus, da sich das Marktgleichgewicht erst bei höheren Preisen und geringeren Mengen 

einstellt, als beim vollkommenen Markt.179 

                                                           
173  Grenzkosten sind die Kosten, die durch jede zusätzlich produzierte Einheit beim Produzenten anfallen. 
174  Vgl. Höppner 2009, S. 32. 
175  Vgl. Berringer 2004, S. 30 f. 
176  Vgl. König 2013, S. 71. 
177  Vgl. ebd., S. 71. 
178  Vgl. ebd., S. 71. 
179  Vgl. ebd., S. 72. 
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Als externe Effekte werden Effekte des Handelns eines Marktteilnehmers bezeichnet, welche 

positive oder negative Auswirkungen auf andere Akteure haben, bei denen der Verursacher 

dieser Effekte jedoch weder die Kosten trägt, noch einen Nutzen davon trägt.180 Hierzu zählt 

beispielsweise die Emission bei der Verbrennung fossiler Brennstoffe zur Energiegewinnung. 

Die daraus resultierenden Treibhausgase bewirken einen Anstieg der globalen Durchschnitts-

temperatur, was zu steigenden Meeresspiegeln mit Überflutungen in gänzlich vom Entste-

hungsort dieser Emissionen abgelegenen Bereichen der Erde führen kann.181 In Bezug auf 

Stromnetze weist der Raumbedarf für die Netzinfrastruktur externe Effekte auf, da er zwangs-

läufig zu Umweltbelastungen führt.182 

Netzwerkeffekte beschreiben einen besonderen Fall positiver externer Effekte183. Dabei steigt 

der Nutzen für den Konsumenten eines bestimmten Produkts, je mehr Nutzer dieses ebenfalls 

nutzen. Die Etablierung differenter dargebotener Produkte würde zu kundenseitigen Nutzen-

verlusten führen.184 Eines der bekanntesten Beispiele bildet die Telefonie: Der Nutzen des Te-

lefons steigt für jeden Nutzer, je mehr weitere Nutzer sich finden, da er erst dann angemessen 

kommunizieren kann. Würden mehrere Kommunikationstechnologien parallel konkurrieren, so 

würde sich der Nutzen aufgrund einer Verteilung der Nutzer auf diese Technologien und einer 

unterstellten Inkompatibilität auch minimieren. Dies ist natürlich ebenfalls auf Stromnetze 

übertragbar, da eine gleichwertige Problematik auftritt, wenn Netzbetreiber mit unterschiedli-

chen Spannungen oder Frequenzen arbeiten. Netzwerkeffekte fordern deshalb immer eine Form 

der Standardisierung, um den Konsumentennutzen steigern zu können.185 Dabei müssen im 

Umkehrschluss einige Anbieter Verluste in Kauf nehmen, wenn sie eine Technik verwenden, 

die nicht dem neu etablierten Standard unterliegt und somit umgerüstet werden muss. 

Opportunistisches Verhalten und Transaktionskosten sind als Markversagensgründe eng mitei-

nander verflochten. Dabei besagt opportunistisches Verhalten im Wesentlichen, dass die Ak-

teure in einem bestimmten Markt ihre individuellen oder unternehmerischen Interessen mit List 

verfolgen, um ihren jeweiligen Nutzen größtmöglich zu maximieren.186 Damit besteht auch die 

                                                           
180  Vgl. Höppner 2009, S. 32. 
181  Vgl. Eekhoff 2016a, S. 17. 
182  Vgl. Höppner 2009, S. 32. 
183  Bei einer Steigerung des Nutzens durch Steigerung der Konsumentenzahl.  
184  Vgl. Höppner 2009, S. 32 f. 
185  Vgl. ebd., S. 33. 
186  Vgl. ebd., S. 33. 
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Gefahr des Betrugs oder eines Vertragsbruchs ex post. Transaktionskosten sind demgegenüber 

Kosten für die Anbahnung, Vereinbarung, Kontrolle und Durchsetzung von Vertrags- und Leis-

tungsbeziehungen. Besteht etwa ein großer Aufwand bei der Vereinbarung von Leistungsbe-

ziehungen zwischen Marktteilnehmern auf vertraglichem Wege, so spricht man von hohen 

Transaktionskosten. Gesellen sich hierzu noch von opportunistischem Verhalten geprägte Inte-

ressen der Akteure bei der Vertragsausgestaltung, so werden die Leistungsabschlüsse gefähr-

det.187 Insbesondere in Netzindustrien und damit auch dem Stromnetz besteht eine große Gefahr 

des Zusammenspiels dieser beiden Faktoren, da ein hoher technischer Koordinierungsbedarf in 

Verbindung mit einem hohen Maß an Langlebigkeit und Spezifität der Investitionen (Leitun-

gen, Strommasten, Transformatoren) starke Anreize zu strategischem Verhalten der Akteure 

schafft. Ein weiterer Umstand, welcher die beschriebenen Ausprägungen des Marktversagens 

begünstigt, besteht in dem hohen technischen Koordinierungsbedarf bei Stromnetzen, dass ver-

schiedene Wertschöpfungen durch verschiedene Unternehmen erbracht werden.188 Damit müs-

sen mehr Akteure involviert werden, was die Transaktionskosten qua definitionem ansteigen 

lässt und zwangsläufig in einer höheren Wahrscheinlichkeit von opportunistischem Verhalten 

mündet. Die genannten Faktoren führen dazu, dass in Netzindustrien, und damit auch im Strom-

netz, auf langfristige Verträge abgezielt wird, die sich relativ unflexibel gestalten und nur unter 

hohen Transaktionskosten flexibel auf sich verändernde Bedingungen abgestimmt werden kön-

nen.  

Die Marktversagensursachen der asymmetrischen Information und des ruinösen Wettbewerbs 

lassen sich relativ knapp schildern: Das Konzept der asymmetrischen Information besagt, dass 

nicht alle Akteure am Markt über die gleichen Informationen verfügen. Daraus resultiert insbe-

sondere im Kontext des opportunistischen Verhaltens eine Benachteiligung der schlechter in-

formierten Marktteilnehmer, wenn Sie vertragliche Vereinbarungen treffen.189 Praktische Bei-

spiele bieten sich auf dem Gebrauchtwagenmarkt, bei dem nur der Vorbesitzer oder Händler 

die Schwächen des Fahrzeuges wirklich einzuschätzen vermag und der Käufer sich in erster 

Linie auf diese Aussagen verlassen muss. Aus diesem Grunde wurden unter anderem Gewähr-

leistungspflichten entwickelt, die auch nach Vertragsabschluss eine Beurteilung der Faktenlage 

zulassen und dem Käufer einen Schutz bieten. Auch in Bezug auf Strompreise und Netzent-

gelte, also in allen Verträgen, die im Bereich des Stromsektors geschlossen werden, besteht 

                                                           
187  Vgl. ebd., S. 33. 
188  Vgl. ebd., S. 34. 
189  Vgl. ebd., S. 35. 
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eine Gefahr der asymmetrischen Information, die durch staatliche Aufsicht, bspw. in Form der 

Regulierungsbehörden, behoben werden soll. Ruinöser Wettbewerb tritt auf, wenn Marktteil-

nehmer nicht mehr angemessen auf Marktsignale reagieren. Dies kann vor allem bei Unterneh-

men dazu führen, dass sie in Situationen, wenn die Nachfrage sinkt, ihr Angebot erhöhen und 

sich somit Preisunterbietungen mit konkurrierenden Unternehmen liefern. Dabei überlebt dann 

nicht zwangsläufig das leistungsfähigste oder innovativste Unternehmen, sondern eher das mit 

den größten finanziellen Reserven, was in der Regel einem Größenvorteil gleichkommt.190 

Es bleibt festzuhalten, dass die Theorie des Marktversagens für netzgebundene Industrien gute 

Erklärungen eröffnet. Insbesondere der Wandel des deutschen Stromsektors im Zuge der Libe-

ralisierung und die damit einhergehende Trennung einzelner Unternehmensbereiche, wie 

Stromerzeugung, Stromtransport und Stromvertrieb, hat gezeigt, dass die Monopolstellung 

nicht unabänderbar ist. Im weiteren Verlauf der vorliegenden Untersuchung werden sich Ab-

schnitte dieser theoretischen Erörterung wiederfinden. Es sei bereits an jetziger Stelle ange-

merkt, dass ein Aufbrechen der Monopolstellung nicht in jedem Fall als wohlfahrtsökonomisch 

gewinnbringend zu betrachten ist. Insbesondere der im Kontext der Netzwerkeffekte beschrie-

bene Umstand, dass Netzbetreiber als Monopolisten effizienter sind, führt in der Praxis bei 

Netzentgelten und Regulierungsverfahren zu komplexen und sehr ausdifferenzierten Regelun-

gen, um marktähnliche Prozesse zu implementieren. 

Damit sind die notwendigen regulierungsrechtlichen Grundlagen expliziert und das Regulie-

rungsbedürfnis durch Marktversagen in direkter Beziehung zum Stromnetz erläutert worden. 

Die skizzierten Mechanismen ermöglichen ein leichteres Verständnis der historischen Entwick-

lung der deutschen Stromnetze sowie der daraus folgenden rechtlichen Grundlagen.  

                                                           
190  Vgl. ebd., S. 35. 
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4)  Entwicklung und Struktur der Stromnetze in Deutschland 

4.1)  Grundlagen der Elektrizität 

Wenn der Transport elektrischer Energie eingehender untersucht werden soll, ist ein kurzer 

Exkurs in die Erzeugung unumgänglich. Prinzipiell spricht man bei Elektrizität immer von Se-

kundärenergie, die aus einem Umwandlungsprozess von Primärenergieträgern, wie fossilen 

Brennstoffen, Uran oder Wind und Sonne, resultiert.191 Nach der Produktion der Elektrizität 

stellt sich direkt die Frage nach dem Transport, da sie statt der Primärenergie in der umgewan-

delten Form zum Verbraucher gelangen muss. Elektrischer Strom ist in dieser Hinsicht leitungs-

gebunden und die Konsumenten des Guts ,Strom‘ sind auf einen Zugang zu diesem Leitungs-

netz angewiesen. Dabei stellt sich Strom für den Verbraucher als Misch- und Kuppelprodukt 

dar: Durch die physikalische Eigenschaft elektrischen Stroms, immer dorthin zu fließen, wo 

gerade Strom entnommen wird (Lastsenken), sowie die Tatsache, dass viele verschiedene 

Stromerzeuger Strom an ganz unterschiedlichen Orten in das Gesamtnetz einspeisen, ist es für 

den Verbraucher unmöglich, den bezogenen Strom einer bestimmten Stromerzeugungsanlage 

zuzuordnen.192 Somit ist Strom ein Mischprodukt. Ein Kuppelprodukt stellt Strom dar, weil er 

einerseits als Energieform ein Produkt ist, der Verbraucher jedoch gleichzeitig die ständige 

Verfügbarkeit konsumiert.193 

Das Stromnetz unterschiedet sich in systemischer Sicht in zwei Dimensionen: Einerseits besteht 

das gesamte Stromsystem, also der Strommarkt inklusive leitungsgebundenem Transport, aus 

den Teilsystemen Erzeugung und Transport im physikalischen Sinne. Demgegenüber steht der 

Vertrieb im wirtschaftlichen Sinne, dessen wirtschaftliche Vorgänge nicht exakt mit der tech-

nischen Netzstruktur übereinstimmen müssen.194 Abbildung 5 verdeutlicht hierzu den klassisch 

hierarchischen Ablauf von Stromerzeugung bis zur Netzeinspeisung aus technischer Sicht, so-

wie den Vertrieb als parallelen Prozess, der nicht unmittelbar zwischen die technischen Ebenen 

geschaltet ist. 

                                                           
191  Vgl. Steger 2008, S. 38 f. 
192  Vgl. Ströbele 2010, S. 203. 
193  Vgl. ebd., S. 203. 
194  Vgl. ebd., S. 203. 
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Abbildung 5:  Ablauf im System der Stromwirtschaft 

Quelle:  Ströbele 2010, S. 2, 204 

Zwar stehen die wirtschaftlichen Vorgänge bei der Vermarktung von Strom nicht zu jeder Zeit 

in direktem Zusammenhang mit den technischen Abläufen, jedoch existieren weiterhin einige 

technische Besonderheiten, welche eine wirtschaftliche Relevanz entfalten:195 So ist das Gut 

,Strom‘ netzgebunden und setzt einen jederzeitigen Anschluss der Konsumenten voraus. Zu-

dem sind die Mechanismen des freien Markts eingeschränkt und unterliegen zu einem großen 

Anteil den Bedingungen des natürlichen Monopols.196 Ferner ist Strom in großem Maßstab 

kaum speicherbar. Zwar existieren Speichermöglichkeiten mittels Pumpspeicherkraftwerken, 

Batteriespeichern oder beispielsweise dem Power-to-Gas, wo Strom in Wasserstoff oder Me-

than umgewandelt und in dieser Form weiter genutzt wird, jedoch führen differente Faktoren 

dazu, dass diese Technologien keine Strommengen wesentlicher Relevanz in Deutschland spei-

cherbar generieren können.197 Der Strommarkt kennzeichnet sich weiterhin von der Zeitgleich-

heit zwischen Angebot und Nachfrage. Als letzte technische Besonderheit ist die geringe Sub-

stitutionsmöglichkeit von Strom zu erwähnen, da das Gros der Systeme und Produkte des täg-

lichen Lebens, jedoch auch unserer Wertschöpfung, nicht ohne Strom auskommen. Strom bietet 

den Konsumenten also einen Systemzugang, den sie durch kein anderes Produkt ersetzen kön-

nen. Folglich sind sie auf den konstanten Bezug von Strom angewiesen.  

                                                           
195  Vgl. ebd., S. 204 f. 
196  Vgl. Kap. 3.1.2) der vorliegenden Arbeit. 
197  Vgl. Kap. 9.3.2) der vorliegenden Arbeit. 
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Das Stromnetz untergliedert sich in ein Verbund- oder Übertragungsnetz, in welchem auf einer 

hohen Spannungsstufe hauptsächlich die Einspeisung von Erzeugungsanlagen mit großer Leis-

tung, wie beispielsweise Kraftwerken oder Windparks, sowie Stromtransporte über weitere 

Entfernungen erfolgen.198 Zudem nimmt es weitere Aufgaben wahr, wie den Austausch von 

Reserveleistung, die Gewährleistung von Netzstabilität bei Ausfällen von Erzeugungsanlagen 

i. S. v. Frequenzstabilität und die Gewährleistung von Spannungsstabilität.199 Als Verbundnetz 

wird in der Regel das westeuropäische Übertragungsnetz der Union fort the Coordination of 

Transmission of Electricity (UCTE) bezeichnet, welches das Höchstspannungsnetz (380-kV- 

und 220-kV-Leitungen), jedoch auch das Hochspannungsnetz (110-kV-Leitungen) umfasst.200 

Als Übertragungsnetz werden hingegen die spezifisch deutschen, also nationalen, Höchst- und 

Hochspannungsnetze bezeichnet, die sich selbstverständlich mit den Leitungen des Verbund-

netzes auf deutschem Boden decken. Die Schutz- und Stabilisierungsfunktion des Übertra-

gungsnetzes zeigt sich vor allem am sogenannten ,n-1-Kriterium‘, welches besagt, dass der 

Ausfall eines Netzbetriebsmittels (ein Kraftwerk, ein Stromkreis, ein Transformator) insoweit 

kompensiert werden muss, dass es nicht zu einer Ausweitung der Störung auf weitere Netzbe-

reiche kommen kann.201 Hierarchisch und in der Spannungsstufe nachgelagert folgt das Ver-

teilnetz, welches die Elektrizität zu den Endverbrauchern leitet. Dies ist auch in der juristisch-

technischen Definition gem. § 3 Nr. 37 EnWG manifestiert, wo die Aufgabe, als die unmittel-

bare Versorgung von Energieverbrauchern in einem bestimmten regionalen Gebiet mit unter-

schiedlichen Spannungen (110 / 30 / 10 / 0,4 kV) erfolgt.202 Damit zeigt sich auch direkt, dass 

Hochspannungsleitungen (110 kV) sowohl im Übertragungs- als auch im Verteilnetz angesie-

delt sind. Höchstspannungsleitungen (380 & 220 kV) sind hingegen ausschließlich im Übertra-

gungsnetz anzutreffen. Bereits an dieser Stelle ist zu erwähnen, dass Verteilnetze stark und 

unmittelbar von der Einspeisung regenerativer Energien betroffen sind, da WEA i. d. R. in 

Netze mit mittlerer Spannung einspeisen und beispielsweise die Einspeisung von Solaranlagen 

in das Niederspannungsnetz erfolgt.  

Die Struktur der deutschen Stromnetze war seit ihrer Errichtung hierarchisch ausgelegt: So er-

zeugten Kraftwerke mittels des beschriebenen Umwandlungsprozesses elektrische Energie, 

welche sie auf eine hohe Spannungsstufe ins Übertragungsnetz einspeisten. Dort wurde der 

                                                           
198  Vgl. Ströbele 2010, S. 203. 
199  Vgl. Steger 2008, S. 40. 
200  Vgl. ebd., S. 40. 
201  Vgl. König 2013, S. 38 f. 
202  Vgl. Hebeler 2014, S. 25 f. 
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Strom über weite Strecken in ein Verteilnetz eingespeist, bis er schließlich in der niedrigen 

Spannungsstufe der kommunalen Verteilung den Endverbraucher erreichte. Auch war es mög-

lich, dass der Strom direkt vom Erzeugerkraftwerk über ein Höchstspannungsnetz zu einer in-

dustriellen Verbrauchsanlage mit großem Energiebedarf transportiert wurde. Als Novum trat 

jedoch mit der Entwicklung erneuerbarer Energien die Einspeisung elektrischen Stroms auf 

niedriger – und somit im klassischen Verständnis – nachgelagerter Netzebene auf. Dieser Strom 

muss i. d. R. entgegen den bekannten Abläufen und Mechanismen erst auf die Ebene des Über-

tragungsnetzes hochtransformiert werden, um nach einer Transportphase wieder in ein Verteil-

netz eingespeist und vom Endverbraucher genutzt werden zu können.  

 

4.2)  Entwicklung der deutschen Stromnetze 

Die Struktur der deutschen Stromnetze ist ohne einen kurzen und parallel gestalteten Exkurs in 

die deutsche Geschichte des Strommarkts nicht nachzuvollziehen. Da sich der Fokus der vor-

liegenden Arbeit auf der Steuerung des Netzausbaus in Bezug auf die Onshore-Windenergie 

vor dem Hintergrund der Engpassbewirtschaftung richtet, also einer ziemlich aktuellen Thema-

tik, soll die historische Betrachtung verkürzt ausfallen und in einem Parforceritt durch die Ge-

schichte des deutschen Strommarkts nur die wesentlichen Entwicklungen aufgreifen. Die vor-

liegende Arbeit bewegt sich an der Schnittstelle von Windenergie und Stromnetzen, weshalb 

beide Bereiche wesentlich zur Analyse beitragen. Es muss jedoch sichergestellt werden, dass 

lediglich die relevanten Faktoren aus der Schnittmenge beider Bereiche in die Untersuchung 

einbezogen werden, um den Umfang dieser Arbeit in einem angemessenen Rahmen zu halten.  

Von 1935 bis 1998 besaß das deutsche Stromnetz und mit ihm der gesamte deutsche Elektrizi-

tätsmarkt eine weitestgehend einheitliche Struktur in seiner Basiskonzeption und bezog sich 

noch auf das Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) aus dem Jahr 1935. Grundlegend wurde der 

Strommarkt in dieser Zeit von Gebietsmonopolen mit geographisch festgesetzten Grenzen der 

Stromanbieter dominiert. Diese ,3-Ebenen-Struktur‘, welche die geographische Abgrenzung 

der überregionalen, regionalen und lokalen Stromversorger begründet, wurde bis zur Liberali-

sierung beibehalten und durch Demarkationsverträge203 legitimiert.204 Diese Demarkationsver-

                                                           
203  Vgl. § 103 GWB (Gesetz gegen Wettbewerbsbeschränkungen). 
204  Vgl. Jarass 2009, S. 58. 
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träge, welche einen Geltungshorizont von Jahrzehnten besaßen, ermöglichten es den Stromver-

sorgern, ihre Monopolstellung zu sichern und keinen Wettbewerb befürchten zu müssen. Zu-

dem war der Staat in Form von Bund, Ländern und Kommunen auf allen drei Ebenen der Strom-

versorgung an den damaligen Unternehmen beteiligt. Die Monopolstellung der Anbieter wurde 

durch die Abnahmepflicht der Kunden bei ihrem lokalen Anbieter ergänzt und führte somit zu 

einseitig diktierten Preisen. Eine logische Folge von Monopolisten ist, dass sie unwirtschaftli-

cher arbeiten als Unternehmen, die im Wettbewerb stehen. Auf diese Weise kamen auch höhere 

Strompreise für die Kunden der Stromanbieter zustande, da diese aufgrund ihrer gesetzlich fest-

geschriebenen Monopole nicht zu den Grenzkosten produzieren mussten. 

In den 1990er-Jahren ereilte der Liberalisierungsprozess den Strommarkt in Großbritannien und 

Skandinavien. Auch in Deutschland empörte sich zunehmend die Industrie, da ihr aufgrund zu 

hoher Strompreise Nachteile im internationalen Wettbewerb drohten. Die Europäische Union 

verabschiedete im Jahr 1996 die Richtlinie 96/92/EG, welche wettbewerbsorientierte Normen 

für den Strommarkt in der EU vorsah. Es sollte ein einheitlicher europäischer Strombinnen-

markt geschaffen werden, der den Handel und Austausch von Strom über nationale Grenzen 

hinweg unter marktwirtschaftlichen Bedingungen forcierte.205 Damit war der Liberalisierungs-

prozess auf supranationaler Ebene eingeleitet. Deutschland setzte diese Richtlinie insofern um, 

als eine umfassende Novellierung des bis dato bestehenden EnWG von 1935 beschlossen 

wurde.206 Das EnWG 1998 trat am 22.04.1998 in Kraft und öffnete den deutschen Strommarkt 

direkt für den Wettbewerb. Dies findet im Wesentlichen im sogenannten ,Unbundling‘ seinen 

Ausdruck. Es beschreibt die Aufhebung des alten Systems, in welchem der Stromanbieter in 

Form des Energieversorgers dafür zuständig war, den Strom im Kraftwerk zu produzieren, ihn 

über Leitungen zu den Verbrauchern zu leiten und schließlich in Rechnung zu stellen. Durch 

das Unbundling wurde vorgegeben, dass die Bereiche Stromerzeugung, Netzbetrieb und Ver-

kauf erst buchhalterisch und später eigentumsrechtlich voneinander zu trennen seien. Damit 

sollten die bisherigen Strukturen der allumfassenden Energieversorger aufgebrochen werden.207 

Das Modell des integrierten Monopols wurde folglich im Zuge der Liberalisierung durch eine 

strikte Trennung der o. g. Bereiche unterbunden.208 Es war jedoch zu beobachten, dass insbe-

                                                           
205  Vgl. Ströbele 2010, S. 208. 
206  Vgl. Jarass 2009, S. 58. 
207  Vgl. ebd. 
208  Vgl. Ströbele 2010, S. 205. 
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sondere im Bereich des Übertragungsnetzes, welches sich durch seine typischen Spannungs-

ebenen von 220 bis 380 kV und die damit verbundene Eigenschaft des Transports hoher Leis-

tungen über weite Strecken auszeichnet, weiterhin ,natürliche Monopole‘ bestanden, die darauf 

zurückzuführen waren, dass die bisherigen Energieversorger aufgrund noch fehlender Regulie-

rungen und nur oberflächlich durchgeführten Unbundlings neuen Akteuren den Marktzutritt 

verwehren konnten.209 Mit der Novellierung des EnWG im Jahr 2005 konnten diese Hürden 

beseitigt und zudem auf die europäische Beschleunigungsrichtlinie 2003/54/EG zur Durchset-

zung eines schnelleren Wettbewerbs zugunsten der Endverbraucher reagiert werden.210 Dies-

bezüglich übertrug man der Bundesnetzagentur (BNA) und den Landesregulierungsbehörden 

zahlreiche Kompetenzen hinsichtlich der Regulierung des Strommarkts.211  

Vornehmlich die Kontrolle der Netznutzungsentgelte (NNE) durch die BNA, welche den Netz-

betreiber für die Bereitstellung der erforderlichen Netzinfrastruktur entlohnen, wurde als ent-

scheidender Schritt im weiteren Liberalisierungsprozess erachtet.212 Die NNE wurden erstmals 

mit der Verbändevereinbarung I (VV I) im Jahr 1998 ausgehandelt und sahen eine entfernungs-

abhängige Netzentgeltberechnung mit hohem bürokratischen Aufwand vor. Um diesem Auf-

wand zu begegnen, wurde das System im Jahr 1999 im Zuge der Verbändevereinbarung II (VV 

II) umgestellt. Nunmehr erfolgte die Berechnung der Netznutzungsentgelte nicht mehr entfer-

nungsabhängig, sondern wurde anhand des Anschlusses an eine bestimmte Spannungsebene 

(Höchst-, Mittel- oder Niederspannungsnetz) bemessen. Zudem wurden in diesem Zusammen-

hang Bilanzkreise eingeführt, mit deren Hilfe Ein- und Ausspeisungen zusammengefasst und 

überwacht werden konnten.  

Das System der NNE ermöglichte zudem einen diskriminierungsfreien Netzzugang sowohl für 

die Einspeisung als auch für die Durchleitung und Abnahme von Strom durch neue Akteure.213 

Dabei wurden die NNE auf alle Spannungsebenen des Netzes umgelegt, auf die Stromkosten 

aufgeschlagen und durch den Verbraucher entrichtet. Die Festlegung der Höhe von NNE erfolgt 

durch die zuständige Regulierungsbehörde, also die BNA, auf Grundlage der tatsächlichen Aus-

bau- und Betriebskosten des Netzbetreibers, also als kostenbasierte Netzentgeltregulierung.214 

                                                           
209  Vgl. Beers 2011, S. 8. 
210  Vgl. Ströbele 2010, S. 208. 
211  Vgl. Beers 2011, S. 8.  
212  Vgl. ebd. 
213  Vgl. Jarass 2009, S. 58. 
214  Vgl. Beers 2011, S. 8. 
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Im Laufe der Zeit zeigten sich bei der kostenbasierten Netzentgeltregulierung insbesondere 

durch falsche Anreize zur Überkapitalisierung Schwächen, da den Unternehmen umso mehr 

Erträge zugesprochen wurden, je höher die Kosten waren (Averch-Johnson-Effekt).215 Deshalb 

wurde 2009 die Anreizregulierung eingeführt, die Unternehmen monetär belohnt, welche ihre 

Kosten unter vorgegebene Zielmarken senken können.216 

Für die Forschungsfrage der vorliegenden Arbeit sind besonders die regionalen Verteil-217 so-

wie Übertragungsnetze von Bedeutung. In diesem Kontext soll vornehmlich auf die Netzbetrei-

ber eingegangen werden, da diese im Bereich des Engpassmanagements eine zentrale Rolle 

einnehmen. Nachdem drei der vor der Liberalisierung als Monopolisten existenten Energiever-

sorgungsunternehmen ihre Übertragungsnetze veräußerten, teilen heute die vier folgenden 

Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) das deutsche Übertragungsnetz unter sich auf: Die EnBw 

Transportnetz AG, die TenneT TSO GmbH (ehem. E.ON Netz GmbH und heute Tochterunter-

nehmen des niederländischen Netzbetreibers TenneT Holding B.V.), die Amprion GmbH (ehe-

malige RWE Transportnetz Strom GmbH) und die 50Hertz Transmission GmbH (ehemalige 

Vattenfall Europe Transmission GmbH).218 

Dabei erhalten die Übertragungsnetzbetreiber festgelegte und großräumige Gebiete, in denen 

sie ihre Netze betreiben. Einen kurzen Überblick über die Aufteilung des deutschen Übertra-

gungsnetzes auf die vier Betreiber verdeutlicht Abbildung 6: 

 

                                                           
215  Vgl. Ströbele 2010, S. 208 f. 
216  Vgl. König 2013, S. 406 f. 
217  Verteilnetze zeichnen sich i. d. R. durch eine Spannung von bis zu 110 kV aus und eignen sich für den Strom-

transport über kurze und mittlere Entfernungen. 
218  Vgl. Beers 2011, S. 8. 
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Abbildung 6:  Deutsche Übertragungsnetzbetreiber 

Quelle:  Internetquelle: bpb – Ausbau des Stromnetzes 

Abbildung 6 illustriert, dass die vier ÜNB sich hinsichtlich der räumlichen Ausdehnung ihres 

Netzgebiets grundsätzlich unterscheiden. Daraus resultieren differente Anforderungen in Bezug 

auf die Bewirtschaftung ihrer Netze.219 Neben rein flächenmäßigen Größenunterschieden ist 

insbesondere hinsichtlich des Übertragungsnetzbetreibers TenneT TSO GmbH zu konstatieren, 

dass er über ein Netzgebiet verfügt, welches sich gänzlich entlang einer Nord-Süd-Achse er-

streckt. Vor dem Hintergrund starker Windenergieerzeugung im Norden und eines hohen 

Strombedarfs im Süden ist eine hervorgehobene Rolle dieses Netzbetreibers hinsichtlich des 

Netzausbaus und dafür zugrunde liegender Netzengpässe offensichtlich. Mehr als ein Drittel 

der Onshore-Windenergieerzeugungskapazitäten waren bereits 2012 im Norden des Netzge-

biets der TenneT TSO GmbH installiert, was in Bezug zur Zielsetzung der Bundesregierung zu 

einem zukünftigen Ausbau der Offshore-Windenergieleistung i. H. v. mindestens 25 000 MW 

bis zum Jahr 2030 noch einmal die besondere Rolle dieses Übertragungsnetzbetreibers hervor-

hebt.220 

Die Verteilnetzbetreiber (VNB) bilden die den ÜNB in der Netzhierarchie nachgeordnete In-

stanz und beschränken sich auf wesentlich kleinere geographische Gebiete. Derzeit existieren 

in Deutschland ca. 884 VNB.221 An dieser Stelle soll der weitere Verlauf der vorliegenden Ar-

beit nicht durch die explizite Differenzierung zwischen ÜNB und VNB gekennzeichnet sein. 

                                                           
219  Vgl. König 2013, S. 365. 
220  Vgl. ebd., S. 365 f. 
221  Vgl. Säcker 2016, S. 296. 



 

  

68

Im Zuge der weiteren Betrachtung rechtlicher Grundlagen wird der Fokus auf die Betrachtung 

der ÜNB gerichtet, da sich die Bedingungen für die VNB nahezu ausnahmslos folgerichtig aus 

diesen ergeben und Verteilnetzbetreiber sich in ihren Handlungsmöglichkeiten zunehmend den 

Übertragungsnetzbetreibern angleichen. Für die spätere Analyse ist es lediglich von Bedeutung, 

dass eine Art Hierarchie im deutschen Stromnetz besteht, welches von den ÜNB angeführt 

wird. Explizite Sonderbestimmungen oder Effekte, die nur Verteilnetzbetreiber betreffen, wer-

den auch als solche hervorgehoben.  

 

4.3) Wesentliche rechtliche Grundlagen 

Da bereits die Betreiber der Stromnetze als bedeutungsvoll für die weitere Analyse der vorlie-

genden Arbeit herausgestellt worden sind, beziehen sich die hier vorgestellten rechtlichen 

Grundlagen im Wesentlichen auf sie und den Bedarf an Stromnetzen in Bezug zur Windenergie. 

Es werden im Zuge der weiteren Analyse jedoch auch punktuell Rückkopplungen auf Endver-

braucher, beispielsweise im Zuge von regional unterschiedlich hoch bemessenen Netzentgelten 

beleuchtet. Das Verständnis der wesentlichen Normen im Bereich des Netzausbaus, welche sich 

größtenteils auf den Adressaten in Form des jeweiligen Netzbetreibers beziehen, birgt die 

Grundlage für eine spätere Analyse vor dem Hintergrund der Schnittmengenkomplexität aus 

Windenergie (onshore), Stromnetzen und dem Engpassmanagement in Deutschland. 

 

4.3.1) Das EnWG 1935 

Die im vorangegangenen Kapitel bereits oberflächlich beleuchtete Genese des Energiewirt-

schaftsgesetz begann im Jahr 1935 und adressierte das Ziel einer flächendeckenden, leitungs-

gebundenen Energieversorgung zu günstigen Konditionen unter der jederzeitigen Versorgungs-

sicherheit. Dabei wurde jedoch Wettbewerb kategorisch unter Hinweis auf die Leitungsgebun-

denheit und die Kapitalintensität ausgeschlossen.222 Es existierte noch kein ,Unbundling‘223 und 

somit bestanden Energieversorgungsunternehmen (EVU), die neben der Stromerzeugung auch 

den Netzbetrieb und den Verkauf des Stroms in ihren, per Demarkationsverträgen zugewiese-

nen, Geschäftsgebieten vornahmen. Damit agierten sie als integrierte Monopole und hatten in 

                                                           
222  Vgl. Steger 2008, S. 43. 
223  Vgl. Kap. 4.2) der vorliegenden Arbeit. 
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ihren geschlossenen Versorgungsgebieten eine leitungsgebundene Vormachtstellung. Diese 

EVU wurden jedoch nicht sich allein und damit zugleich konkurrierenden Strukturen überlas-

sen. Der Staat beaufsichtigte die EVU und nahm zudem auch Einfluss auf deren Investitions-

entscheidungen. Es wurde legislativ festgelegt, dass sich nur wirtschaftlich leistungsfähige Un-

ternehmen in diesem Segment betätigen, um die Insolvenz- und Ausfallwahrscheinlichkeit, 

welche eine jederzeitige Versorgungssicherheit untergraben würde, einzudämmen.224 Der staat-

liche Einfluss auf die Investitionsentscheidungen äußerte sich in einer Anzeigepflicht von Bau, 

Erneuerung, Erweiterung und Stilllegung der Anlagen.225 Im Zuge dieser Beteiligung konnte 

von staatlicher Seite auch eine Investition beanstandet oder untersagt werden, was neben einer 

detailreichen auch eine sehr direkte und tiefgreifende staatliche Einflussnahme offenlegt.226 Im 

Laufe der Zeit kam jedoch starke Kritik an dem Modell der geschlossenen Versorgungsgebiete 

sowie an den integrierten Monopolen auf, da die energiewirtschaftliche Aufsicht als ineffizient 

betrachtet und zunehmend erkannt wurde, dass lediglich die Stromnetze als natürliche Mono-

pole von wettbewerblichen Strukturen ausgenommen werden müssten.227 Vornehmlich zu hohe 

Stromtarife vor dem Hintergrund eines steigenden Kostendrucks durch die wachsende Globa-

lisierung führten zu Bestrebungen, das bestehende System mittels wettbewerblicher Mechanis-

men anzupassen.228 Gleichzeitig setzte mit der EU-Binnenmarktrichtlinie Elektrizität und der 

im Jahr 1996 verabschiedeten EG-Richtlinie 96/92/EG auch von supranationaler Seite eine Be-

strebung zur Optimierung ein.229 

 

4.3.2) Das EnWG 1998 

Das novellierte EnWG trat am 24. April 1998 in Kraft und umfasste sektorübergreifend 19 Pa-

ragraphen. Es wurden primär die Gebietsmonopole aufgehoben und die wettbewerbsfähigen 

Sparten (Erzeugung und Vertrieb) unter Wegfall von Marktzutrittsschranken in einem Zuge für 

alle Kundengruppen geöffnet. Damit beschleunigte der deutsche Gesetzgeber den Liberalisie-

rungsprozess noch deutlich mehr, als seitens der Europäischen Union verlangt wurde, da diese 

                                                           
224  Vgl. § 5 EnWG 1935. 
225  Vgl. Steger 2008, S. 43 f. 
226  Vgl. § 4 EnWG 1935. 
227  Vgl. Steger 2008, S. 45. 
228  Vgl. Hirschl 2008, S. 203. 
229  Vgl. ebd., S. 205 f. 
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für eine schrittweise Öffnung, gestaffelt nach gewerblichen Sondervertragskunden, Tarifkun-

den und im letzten Schritt, privaten Haushalten, plädierte.230 Die Netze blieben weiterhin na-

türliche Monopole, weshalb die EVU im Zuge des Unbundlings231 buchhalterisch entflochten 

wurden. Das Stromnetz bot nun einen diskriminierungsfreien Zugang, der jedoch nicht durch 

die Einführung einer regulierenden staatlichen Instanz, sondern durch bilaterale Verhandlungen 

gemäß der Verbändevereinbarungen232 stattfand und demnach nur mittels nachgelagerter Wett-

bewerbskontrolle ex post überwacht werden konnte.233 Die Netznutzungsentgelte bildeten sich 

entfernungsunabhängig und nach dem Prinzip der Kostenverursachung. Dabei wurden die Ent-

gelte vor- oder nachgelagerter Netze mittels Kostenwälzung in das Entgelt des Verbrauchers 

einkalkuliert.234 Die energiewirtschaftliche Kontrolle sah sich somit vor allem mit der neuen 

Aufgabe konfrontiert, Wettbewerb unter den EVU erstmalig zu fördern und nicht, wie in der 

Vergangenheit, zu unterbinden.235 

 

4.3.3) Das EnWG 2003 

Dem EnWG 1998 folgte im Jahr 2003 bereits eine kleine Novelle. Diese betraf jedoch im We-

sentlichen den Gasmarkt und nur in Teilen den Strommarkt, indem die bereits bilateral etab-

lierten Verbändevereinbarungen, welche die Entgelte für eine Netznutzung festlegten, legislativ 

aufgenommen wurden.236 Diese Vereinbarungen wurden in § 6 Abs. 1 EnWG 2003 mittels Ver-

mutungswirkung aufgenommen, um ihre Verfassungskonformität zu untermauern.237 Dieser le-

gislative Akt stieß auf große Zweifel und wurde heftig diskutiert, da bereits damals die Markt-

macht der vier großen Verbundunternehmen E.ON, RWE, Vattenfall Europe und EnBW auf-

grund taktischer Fusionen als überlegen bezeichnet werden konnte: 

„[So, C.J.] […] zeigt die Entwicklung der zunehmenden Marktdominanz der vier größten 
Stromkonzerne zwischen 1998 und 2004 […]. Diese verfügen im Jahr 1998 über 63 % aller 
Stromerzeugungskapazitäten, dieser Anteil ist im Jahr 2004 auf 90 % gewachsen. Beim 
Stromabsatz kontrollieren die vier Unternehmen 1998 41 % des Marktes und 2004 bereits 

                                                           
230  Vgl. ebd., S. 207. 
231  Siehe oben. 
232  Siehe oben. 
233  Vgl. Hirschl 2008, S. 208. 
234  Vgl. Steger 2008, S. 48. 
235  Vgl. ebd., S. 48. 
236  Vgl. Salje 2016, S. 490 f. 
237  Vgl. Steger 2008, S. 48. 
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71 %. Sie sind im Jahr 2004 an 74 der 100 größten Unternehmen der deutschen Stromwirt-
schaft mit mehr als 25 Prozent beteiligt.“238 

Unter anderem führten diese Beteiligungen und Fusionen dazu, dass rückblickend betrachtet, 

die mit dem EnWG 1998 eingeläutete Phase des Wettbewerbs schon im Verlauf des Jahrs 2000 

als wieder beendet erklärt werden konnte.239 Dies wurde an den steigenden Preisen für Strom 

ersichtlich. Bei näherer Untersuchung der Gründe für diese erhöhten Strompreise wurden die 

in Deutschland deutlich überhöhte Netzentgelte identifiziert, welche zu dieser Zeit 30 bis 40 

Prozent über dem EU-Durchschnitt lagen und zudem innerhalb Deutschlands Spreizungen von 

bis zu 300 Prozent aufwiesen.240 Mit diesen Erkenntnissen rückten die deutschen Verbändever-

einbarungen als Preisgestalter für Netznutzungsentgelte sowohl in den kritischen Fokus der EU 

als auch in die nationale Diskussion. Ein wirksames Gegensteuern blieb jedoch vorerst auf-

grund einer fehlenden nationalen Regulierungsbehörde aus.  

 

4.3.4) Das EnWG 2005 

Die aufgezeigten Schwächen der bis zum EnWG 2003 bestehenden Regelungen sowie weiterer 

Nachsteuerungsbedarf auf europäischer Ebene führten dazu, dass seitens der EU Wettbewerbs-

defizite mit der am 26. Juni 2003 in Kraft getretenen Beschleunigungsrichtlinie 2003/54/EG 

beseitigt werden sollten. Gleichzeitig wurde die Richtlinie 96/92/EG aufgehoben. Besonderer 

Handlungsbedarf ergab sich für Deutschland aus den relativ konkreten Vorgaben zum einzu-

führenden regulierten und nun nicht mehr verhandelten Netzzugang, der verpflichtenden Ein-

richtung einer nationalen Regulierungsbehörde, sowie der Verpflichtung für ÜNB und VNB, 

ein über das bisherige buchhalterische Unbundling hinausgehendes ,legal unbundling‘ durch-

zuführen, bei dem Netzbetreiber und Stromlieferanten rechtlich und operationell entflechtet 

werden.241 

In Deutschland wurden die Vorgaben mit der Novelle des EnWG zum EnWG 2005 am 

12.07.2005 in nationales Recht umgesetzt, wobei der Wortlaut der Beschleunigungsrichtlinie 

zu einem großen Anteil direkt in das EnWG einfloss.242 Gemäß § 54 Abs. 1 EnWG 2005 wurde 

                                                           
238  Hirschl 2008, S. 216. 
239  Vgl. ebd., S. 215. 
240  Vgl. ebd., S. 212. 
241  Vgl. ebd., S. 219 f. 
242  Vgl. Steger 2008, S. 51. 
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die Bundesnetzagentur (BNA) für Elektrizität, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbahnen 

sowie die Regulierungsbehörden der Bundesländer eindeutig als Regulierungsbehörden mit 

Entscheidungskompetenzen im Sinne der Beschleunigungsrichtlinie erhoben. Ein konkurrie-

rendes Verhältnis mit der Kartellbehörde im Sinne von parallelen Zuständigkeiten wurde mit 

dem § 111 EnWG 2005 aufgehoben.  

Einer der größten Streitpunkte des neuen EnWG bildete die Regulierung der Netzentgelte und 

die damit verbundene unternehmensrechtliche Entflechtung des Netzbetriebs sowie den diskri-

minierungsfreien Netzzugang, um die bisherigen Missstände hinsichtlich ineffizienten Wettbe-

werbs zu beheben: 

„Da die eigentumsrechtliche Trennung zwischen Transportnetz und Großstromerzeugung 
in Deutschland bislang [bis zum Jahr 2005, C.J.] an den bestehenden Machtverhältnissen 
gescheitert ist, bleibt dies strategisch gesehen der größte Makel der bundesdeutschen 
Strommarktliberalisierung. Wenn man von einer Verstaatlichung dieser „Hauptschlagader“ 
des Stromsystems absehen will, wie sie in Dänemark unlängst durchgeführt wurde, ist hier 
auf eine sehr strikte Netzzugangs- und -entgeltregulierung zu achten“243 

Die Entflechtung des EnWG 2005 zielte somit allein auf den Netzbereich ab, da dieser als na-

türliches Monopol und zentraler Zugang für einspeisende Anlagen und Stromhändler identifi-

ziert wurde.244 Deutschland führte also den regulierten Netzzugang ein, was direkt im EnWG 

2005, jedoch auch in zwei zusätzlichen und konkretisierenden Verordnungen, der Stromnetz-

zugangsverordnung (StromNZV) und der Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV) festgehal-

ten wurde.245 Betreiber der Stromnetze sollten ihre Netze unter der Aufsicht der BNA diskri-

minierungsfrei und zu angemessenen Preisen den Marktakteuren öffnen, ohne als integriertes 

Unternehmen in den Machtstrukturen der vier großen Energieversorger den Wettbewerb mit 

Hilfe verhandelter und bilateraler Verträge zu hemmen. Hier kam der Bestimmung der Netz-

entgelte eine besondere Bedeutung zu. Dabei hat sich der deutsche Gesetzgeber für das System 

der Einzelentgeltregulierung246 entschieden, bei der die Netznutzungsentgelte nach dem Ver-

fahren der kostenbasierten Entgeltregulierung bestimmt werden. Als Grundlage für die Bestim-

mung der Netznutzungsentgelte, die dem Netznutzer durch den Netzbetreiber in Rechnung ge-

stellt werden können, dienen die netzspezifischen Kosten, welche sich aus den Betriebs- und 

Investitionskosten ergeben und der Gewinn- und Verlustrechnung des letzten abgeschlossenen 

                                                           
243  Hirschl 2008, S. 225. 
244  Vgl. ebd., S. 221. 
245  Vgl. Salje 2016, S. 491. 
246  Der Einzelentgeltregulierung steht die Methodenregulierung als Modell gegenüber. 
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Geschäftsjahrs zu entnehmen sind.247 Die Entgelte, die der Netzbetreiber auf Grundlage dieser 

Ermittlungen kalkuliert, bedürfen der vorherigen Genehmigung durch die zuständige Regulie-

rungsbehörde.248 Dabei führt die Regierungsbehörde regelmäßig ein Vergleichsverfahren249 

durch, bei der sie vergleichbare Netzbetreiber einer Effizienzkontrolle unterzieht. Die Differen-

zen aus Erlösen und Kosten vergleichbarer Netzbetreiber ermöglichen es der Regulierungsbe-

hörde, dem Netzbetreiber Effizienzziele vorzuschreiben und diese anhand der Genehmigung 

seiner Netzentgelte auch umzusetzen. Damit werden Entgeltsenkungen erreicht, die jedoch den 

einzelnen Netzbetreiber nur soweit zur Kostensenkung anreizen, als er im Vergleichsverfahren 

mit anderen Netzbetreibern gezwungen wird. Er wird allerdings nicht dazu gezwungen, den 

anderen Netzbetreiber mit seiner Kostensenkung noch zu unterbieten und folglich nicht die 

maximale Senkung erzielen.250 

Dazu hat der Gesetzgeber parallel im § 21a EnWG 2005 das neue Konzept der Anreizregulie-

rung als Alternative fixiert, welche später die Einzelentgeltregulierung ablösen sollte. Der kon-

krete Mechanismus der Anreizregulierung fand sich erstmals in der am 06.11.2007 in Kraft 

getretenen Anreizregulierungsverordnung (ARegV), welche sich ab dem 01.01.2009 mit dem 

Start der ersten Regulierungsperiode auswirken sollte. Die Anreizregulierung sollte die Schwä-

che der kostenorientierten Einzelentgeltregulierung beheben, indem die Regulierungsbehörde 

gegenüber den Netzbetreibern lediglich übertreffbare Effizienzvorgaben artikuliert, welche sie 

unter anderem mittels vergleichender Betrachtung ähnlicher Netzbetreiber in Erlösobergrenzen 

festschreibt. Der Anreiz besteht für den Netzbetreiber darin, diese konstant durch staatliche 

Regulierung sinkenden Erlösobergrenzen mit unternehmensinternen Instrumenten und Verfah-

ren so weit wie möglich zu unterbieten, da er die hieraus erwachsenen Einsparungen als Bonus 

verbuchen kann.251 Der einzelne Netzbetreiber entwickelt somit ein Interesse, seine internen 

Einsparpotenziale weitestmöglich auszuschöpfen und hat kein Interesse mehr, lediglich den 

Mitbewerber zu unterbieten.  

Im Zuge des EnWG 2005 wurden mit §§ 13 & 14 EnWG erstmals Regelungen für Übertra-

gungs- und Verteilnetzbetreiber zum Umgang mit Gefährdungs- und Störungssituationen im 

                                                           
247  Vgl. Steger 2008, S. 51. 
248  Vgl. § 23a Abs. 3 EnWG 2005. 
249  Vgl. § 21 Ab. 3 S. 1 EnWG 2005 i. V. m. §§ 22 bis 26 StromNEV. 
250  Vgl. Steger 2008, S. 51 f. 
251  Vgl. ebd., S. 52. 
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Netz eingefügt, wozu auch kurzfristig auftretende Netzengpässe252 gehörten. Dies ergab sich 

aus der Öffnung der Netze für Dritte und den daraus resultierenden Folgen von Netzgefährdun-

gen, die ab diesem Zeitpunkt nicht mehr lediglich eine interne Wirkung auf die Netzbetreiber, 

sondern auch auf deren Nutzer aufwiesen. Der Gesetzbegeber gab den Netzbetreibern dazu ein 

abgestuftes Instrumentarium vor, mit dessen Hilfe Netzbetreiber Engpässe und Gefährdungen 

unter größtmöglicher Schonung der Netznutzer bewirtschaften konnten.253 Diese Grundlagen 

der Bewirtschaftung sind als ,Engpassmanagement‘ bekannt und bilden seit dem EnWG 2005 

die Grundlage für den Umgang und die Priorisierung von Engpässen und Abschaltungen, wo-

rauf vorliegende Arbeit im weiteren Verlauf detaillierter eingehen wird.  

 

4.3.5) Das EnWG 2016 – Status quo 

Der Gesetzgeber hat das EnWG seit dem Jahr 2005 noch mehrfach novelliert und im Wesent-

lichen kleinere und sehr spezielle Änderungen vorgenommen. Um die Betrachtung der Genese 

des EnWG in Abstimmung mit dem Fokus der Forschungsfrage der vorliegenden Arbeit auf 

das Wesentliche zu reduzieren, wird an dieser Stelle vermieden, die EnWG-Novellen der Jahre 

2008, 2011 und 2012 detailliert zu schildern. Eine umfangreiche Analyse der Entwicklung des 

EnWG ist in einschlägiger rechtswissenschaftlicher Literatur einsehbar. Deshalb wird an dieser 

Stelle näher auf die, für die Forschungsfrage wesentlichen Mechanismen des aktuellen EnWG 

2016 eingegangen, welches seinen Status quo zwangsläufig aus den kleineren Novellen der 

Jahre seit dem EnWG 2005 bezieht. Das aktuelle EnWG adressiert folgenden Zweck: 

„[…] Zweck des Gesetzes ist eine möglichst sichere, preisgünstige, verbraucherfreundli-
che, effiziente und umweltverträgliche leitungsgebundene Versorgung der Allgemeinheit 
mit Elektrizität und Gas, die zunehmend auf erneuerbaren Energien beruht. […] Die Regu-
lierung der Elektrizitäts- und Gasversorgungsnetze dient den Zielen der Sicherstellung ei-
nes wirksamen und unverfälschten Wettbewerbs bei der Versorgung mit Elektrizität und 
Gas und der Sicherung eines langfristig angelegten leistungsfähigen und zuverlässigen Be-
triebs von Energieversorgungsnetzen.“254 

Dieser Zweck leitet sich aus den bisherigen Fassungen des EnWG ab und zeigt den Zielkonflikt 

von vollkommenem Wettbewerb und der sicheren Energieversorgung in Deutschland ohne den 

Staat als realen Marktakteur auf. Dieser Zielkonflikt betrifft im Strommarkt im Wesentlichen 

die Betreiber der leitungsgebundenen Infrastruktur, da sie den regulierungsbedürftigen Part in 

                                                           
252  Zum Begriff Netzengpass Kap. 5.1) der vorliegenden Arbeit. 
253  Vgl. König 2013, S. 372 f. 
254  § 1 Abs. 1 & 2 EnWG 2016. 
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diesem wettbewerblichen Markt innehaben. Um dem Zweck gerecht zu werden, formuliert der 

Gesetzgeber folgende Zielsetzungen:  

„[…], 1. die freie Preisbildung für Elektrizität durch wettbewerbliche Marktmechanismen 
zu stärken, 2. den Ausgleich von Angebot und Nachfrage nach Elektrizität an den Strom-
märkten jederzeit zu ermöglichen, 3. dass Erzeugungsanlagen, Anlagen zur Speicherung 
elektrischer Energie und Lasten insbesondere möglichst umweltverträglich, netzverträg-
lich, effizient und flexibel in dem Umfang eingesetzt werden, der erforderlich ist, um die 
Sicherheit und Zuverlässigkeit des Elektrizitätsversorgungssystems zu gewährleisten, und 
4. den Elektrizitätsbinnenmarkt zu stärken sowie die Zusammenarbeit insbesondere mit den 
an das Gebiet der Bundesrepublik Deutschland angrenzenden Staaten sowie mit dem Kö-
nigreich Norwegen und dem Königreich Schweden zu intensivieren.“255 

Mit dieser Zielsetzung wird neben einem auf wettbewerblichen Mechanismen basierenden 

Strommarkt, der zuverlässig funktioniert, auch die Umweltverträglichkeit betont. Dabei kann 

die Umweltverträglichkeit sowohl auf die zunehmende Integration regenerativer Energien als 

auch den möglichst umweltschonenden Netzausbau abzielen.  

Die Bedeutung der Netzbetreiber wird im aktuellen EnWG durch einen eigenen Part, den ,Teil 

3: Regulierung des Netzbetriebs‘ hervorgehoben.256 Die oberste Aufgabe der Netzbetreiber 

wird dort folgendermaßen beschrieben: 

„Betreiber von Energieversorgungsnetzen sind verpflichtet, ein sicheres, zuverlässiges und 
leistungsfähiges Energieversorgungsnetz diskriminierungsfrei zu betreiben, zu warten und 
bedarfsgerecht zu optimieren, zu verstärken und auszubauen, soweit es wirtschaftlich zu-
mutbar ist.“257 

Damit tragen die Netzbetreiber, gleich welcher Hierarchie, die vollständige Verantwortung für 

ihren Zuständigkeitsbereich. Es geht also nicht lediglich um die Frage, wie der Strom möglichst 

preiswert vom Produzenten zum Konsumenten gelangt, sondern um die Frage der Stabilität und 

Sicherheit. Da Elektrizität in der heutigen Zeit zu den alltäglichen Grundbedürfnissen der Ge-

sellschaft gehört, leuchtet eine dergestalte Regelung ein. Doch erst ein Blick in das Gesetz und 

die Fachliteratur offenbart, welche Probleme im Hintergrund verborgen liegen.  

Die erneuerbaren Energien und insbesondere die Windenergie wirken mit ihrem produzierten 

Strom in gänzlich anderem Maße auf die Stromnetze ein als die konventionellen Anlagen. Um 

die, im Rahmen der vorliegenden Arbeit relevanten, rechtlichen Grundlagen des deutschen 

Stromnetzes und des damit verbundenen Netzausbaus angemessen erörtern zu können, ist es 

                                                           
255  § 1 Abs. 4 EnWG 2016. 
256  Vgl. EnWG 2016. 
257  § 11 Abs. 1 EnWG 2016. 
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unabdingbar, in angemessener Kürze auf den direkten Einfluss der Windenergie auf die Strom-

netze einzugehen:  

Konventionelle Erzeugungsanlagen, wie beispielsweise Kohlekraftwerke, speisen ihren Strom 

zentral, also an einem Ort, ein. Dies erfolgt auf einer hohen Spannungsebene, weshalb sie direkt 

an die Übertragungsnetze angeschlossen sind und der Strom auf diese Weise schnell und über 

weite Entfernungen abtransportiert werden kann. Das bestehende Stromnetz wurde auf der 

Grundlage dieser Produktions- und Abnahmevorgänge ausgelegt. Regenerative Energien er-

zeugen ihren elektrischen Strom jedoch dezentral, indem sie als WEA oder Photovoltaikanlage 

ihren Strom an den zur Produktion geeigneten Orten in das Netz einspeisen. Durch diesen Um-

stand speisen sie in unterstellte und somit lokale sowie regionale Stromnetze mit niedrigen 

Spannungen ein, welche ursprünglich für die Zustellung des zentral erzeugten Stroms zum End-

verbraucher gedacht gewesen sind. Sie speisen folglich in umgekehrter Richtung zu konventi-

onellen Anlagen ein. Aufgrund der Tatsache, dass der regenerativ erzeugte Strom häufig nicht 

erzeugungsnah verbraucht wird, muss der Strom von den niedrigen Spannungsebenen dann 

hochtransformiert werden, um mittels des Verteil- und Übertragungsnetzes weitertransportiert 

werden zu können. Da dies jedoch mit hohen Leistungsverlusten verbunden ist, sollte der Strom 

aus erneuerbaren Energien eher in seiner Erzeugungsregion verwendet werden. Hinzu kommt 

eine volatile Einspeisung, die bei konventionellen Erzeugungsanlagen nicht auftritt. Sie führt 

zu einem erhöhten Aufwand der Netzbetreiber, ein Gleichgewicht zwischen einspeisenden Er-

zeugungsanlagen und Verbrauchern zu halten, um die Netzstabilität nicht zu gefährden, wobei 

beispielsweise Wettervorhersagen zunehmende Bedeutung erlangen.258 Der Einspeisevorrang 

der erneuerbaren Energien, welcher auf § 8 Abs. 1 EEG 2017 beruht, verschärft diese Proble-

matik zusätzlich, da er die Netzbetreiber zur vorrangigen Abnahme des Stroms aus erneuerba-

ren Energien verpflichtet. Er bildet allerdings nicht die offensichtlichste Bezugnahme des EEG 

auf das EnWG und den Netzausbau. Im § 8 Abs. 1 EEG 2017 wird Betreibern von regenerati-

ven Erzeugungsanlagen zudem der unmittelbare Anspruch auf Anschluss ihrer Erzeugungsan-

lage an das Stromnetz eingeräumt, auch wenn es den Netzbetreiber zum zusätzlichen Ausbau 

seines Netzes verpflichtet. Damit wird deutlich, wer in den Augen des Gesetzgebers die Netze 

an den Verhältnissen der neu hinzukommenden Erzeugungsanlagen ausrichten muss – die Netz-

betreiber. Da regenerative Erzeugungsanlagen zum Zweck der Einspeisung in der Regel an 

                                                           
258  Vgl. Schulz 2006, S. 190 f. 
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Stromnetze mit niedriger Spannung angeschlossen werden, entfällt der Großteil dieser An-

schlussarbeit auf die Verteilnetzbetreiber. 

Mit dieser Darstellung konnte die komplexe Aufgabe der Netzbetreiber, die sich in übergeord-

neter Form hinter § 11 Abs. 1 EnWG verbirgt, jedoch auch vom EEG aufgegriffen wird, ver-

deutlicht werden. Um dieser Aufgabe nachzukommen, dürfen die Netzbetreiber Erzeugungs-

anlagen regeln. Diese Regelverantwortung ergibt sich unter anderem aus § 13 EnWG und zielt 

darauf ab, dass der Netzbetreiber zu jeder Zeit eine Gefährdung der Netzstabilität ausschließen 

muss. Dabei spielt es keine Rolle, wie viele regenerative Erzeugungsanlagen gerade einspeisen 

und das Stromnetz damit überlasten könnten. Eine detailliertere Untersuchung des § 13 EnWG 

erfolgt im Zuge des Kapitels zum ,Engpassmanagement‘, weshalb an dieser Stelle auf weitere 

Ausführungen verzichtet wird. Auch der Fall des ,(n-1)-Kriteriums‘, also der plötzliche Ausfall 

einer Energieerzeugungsanlage darf nicht zu Unterbrechungen der Stromversorgung führen.259 

Der Netzbetreiber wird durch die bestehenden Gesetze insofern gezwungen, möglichst viel 

Strom aus WEA und weiteren regenerativen Energien abzunehmen, obwohl sein Netz nicht 

wirklich darauf ausgelegt ist.260  

Um die Netze auf die steigenden Strommengen aus erneuerbaren Energien auszulegen, wird 

der Netzausbau seitens der Bundesregierung stärker vorangetrieben. Dazu wurde im EnWG ein 

Verfahren etabliert, mit dessen Hilfe der Bedarf an Stromnetzen abgeschätzt und realisiert wer-

den kann. Dieses Verfahren auf Ebene der Übertragungsnetze wird als Szenariorahmen be-

zeichnet, in welchem die Betreiber von Übertragungsnetzen gemeinsam im zweijährigen Inter-

vall einen Ausblick in die zukünftige Entwicklung hinsichtlich ihrer Netze wagen. Dabei wird 

ein Zeithorizont von zehn bis zwanzig Jahren betrachtet, um längerfristige Auswirkungen kal-

kulieren zu können.261 Aus diesem Szenariorahmen ergibt sich nach der Prüfung und Geneh-

migung durch die Bundesnetzagentur später ein konkreter Netzentwicklungsplan nach § 12b 

EnWG, der alle Maßnahmen beinhalten muss, die in den nächsten Jahren notwendig sind, um 

das Übertragungsnetz sicher und zuverlässig betreiben zu können.  

Wesentliche weitere Regelungen, die in der aktuellen Fassung des EnWG verankert sind, be-

ziehen sich auf die prophylaktische Vermeidung von Netzengpässen und -störungen. So 

                                                           
259  Vgl. Jarass 2009, S. 61 f. 
260  Vgl. Hentschel 2012, S. 14. 
261  Vgl. § 12a EnWG. 
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schreibt der Gesetzgeber den ÜNB vor, dass sie zur Gewährleistung eines sicheren und zuver-

lässigen Netzbetriebs eine Netzreserve gemäß § 13d EnWG i. V. m. der Netzreserveverordnung 

vorhalten sollen, die aus größeren Erzeugungsanlagen besteht, welche entweder derzeit nicht 

betriebsbereit sind, was aufgrund sinkender Börsenstrompreise auf einige Großkraftwerke zu-

treffen kann, oder Anlagen, die bald vom Anlagenbetreiber stillgelegt werden sollen. Der ÜNB 

wird insofern ermächtigt, über die Erzeugungsanlagen in seinem Netzgebiet zu bestimmen, 

wenn er diese zur Aufrechterhaltung der Netzstabilität benötigt. Des Weiteren haben die ÜNB 

eine Kapazitätsreserve vorzuhalten, die es ihnen ermöglicht, Ungleichgewichte von Angebot 

und Nachfrage zu nivellieren. Dazu trifft der Gesetzgeber in § 13e EnWG sehr detaillierte Aus-

sagen über die Höhe ebendieser Reserve. Zudem greift das EnWG direkt auf die Betreiber von 

größeren Kraftwerken mit einer Erzeugungskapazität von mindestens zehn Megawatt zu, indem 

es ihnen mit § 13b EnWG vorschreibt, dass sie eine geplante Stilllegung ihrer Anlage mindes-

tens 12 Monate vorher dem ÜNB, sowie der BNA anzuzeigen haben. Wird dabei festgestellt, 

dass die Anlage für den Netzbetrieb systemrelevant ist, was beispielsweise durch ihre Fähigkeit 

volatile Windstromeinspeisungen auszugleichen gekennzeichnet ist, so kann die Stilllegung un-

tersagt oder verzögert werden. Der zum Weiterbetrieb verpflichtete Betreiber wird dann gemäß 

den Regelungen des § 13c EnWG entschädigt. Diese Regelungen weisen zum einen bereits an 

dieser Stelle des deskriptiven Parts der vorliegenden Arbeit auf ein vehementes Interesse des 

Gesetzgebers an der Sicherung von konventionellen Kraftwerkskapazitäten hin, da er nicht 

ohne die Begründung von zu erwartenden Friktionen hinsichtlich der Netzstabilität einen Ein-

griff in das Privateigentum der Anlagenbetreiber und eine damit verbundene finanzielle Vergü-

tung vornehmen würde, welche wiederum die Zielsetzung einer preisgünstigen und umwelt-

freundlichen Energieversorgung262 konterkariert. 

Weitergehende Befugnisse der Regulierungsbehörden gegenüber den Netzbetreibern, sowie 

Sanktionen und ein umfassendes Monitoring ergehen aus Abschnitt IV des EnWG 2016, wel-

ches die §§ 29 bis 35 umfasst. 

 

4.3.6) Weitere rechtliche Grundlagen 

Das EnWG bildet in seiner jetzigen Fassung den Gesamtrahmen für die Regulierung der Strom-

netze. Es ergibt sich bei näherer Betrachtung eine Schnittmengenkomplexität hinsichtlich einer 

                                                           
262  Siehe oben. 
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Vielzahl von Gesetzen und Verordnungen, die den Fokus dieser Arbeit tangieren und deshalb 

nicht unerwähnt bleiben sollen. Es ist naheliegend, dass eine ausführliche Beleuchtung dieser 

Normen vor dem Hintergrund des Forschungsinteresses der vorliegenden Arbeit nicht erfolgen 

kann. Vielmehr sollen an dieser Stelle lediglich grundlegend die legislative Normenlandschaft 

und die in ihr jeweils verankerte Zielsetzung beleuchtet werden, um im weiteren Verlauf auf 

ein Grundverständnis zurückgreifen zu können. 

 

4.3.6.1) Das EnLAG 

Das Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG) wurde im Jahr 2009 von Bundestag und Bundesrat 

verabschiedet, um auf die Notwendigkeit eines beschleunigten Netzausbaus aufgrund der an-

steigenden Mengen an Strom aus erneuerbaren Energien zeitgerecht zu reagieren. Hintergrund 

war die aufwändige Genehmigung von Leitungen mittels des im Jahr 2001 eingeführten ener-

gierechtlichen Planfeststellungsverfahrens. Dieses bildete eine Annäherung der Planung und 

Genehmigung von Vorhaben des leitungsgebundenen Energiesektors an bereits bestehende 

Vorgaben aus sonstigen Infrastrukturbereichen, wie z. B. der Planung von Fernstraßen.263 Das 

EnLAG sollte diese Planungsschritte abkürzen und im Einvernehmen von Bund und Ländern 

mittels Einführung der gesetzlichen Bedarfsplanung und der daraus resultierenden Planrecht-

fertigung eine Verschlankung des Genehmigungsverfahrens ermöglichen.264  

Dahingehend wurden im EnLAG 24 (aktuell 22) vordringlich zu realisierende Ausbauvorhaben 

konkret festgeschrieben265, welche in Abbildung 7 illustriert sind. Es wird ersichtlich, dass es 

sich hierbei eindeutig um verhältnismäßig kurze Stromtrassen handelt und eindeutig nicht um 

die in den Medien vielfach erörterten langen ,Stromautobahnen‘, welche Deutschland in Gänze 

von Nord nach Süd durchqueren sollen: 

                                                           
263  Vgl. Gundel 2012, S. 3 f. 
264  Vgl. ebd., S. 5 f. 
265  Vgl. EnLAG – Anlage. 
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Abbildung 7:  EnLAG-Leitungsvorhaben 

Quelle:  Internetquelle: netzausbau.de: EnLAG-Leitungsvorhaben 

Der Gesetzgeber hat mittels verschiedener Studien diese Vorhaben als vordringlich eingestuft 

und ihre energiewirtschaftliche Notwendigkeit unter Bezugnahme auf die Zielsetzungen des 

§ 1 EnWG begründet.266 Damit wurden die Bauvorhaben auf Landesebene legislativ beschleu-

nigt.267 Das EnLAG und die in ihm verankerten Vorhaben haben bis heute Bestand. Jedoch 

wurde der Netzausbau im weiteren zeitlichen Verlauf nochmals mit der Hilfe weiterer legisla-

tiver Instrumente beschleunigt, da der Atomausstieg im Jahr 2011 einen über die Vorhaben des 

EnLAG hinausgehenden Bedarf verdeutlichte.268 

 

 

                                                           
266  § 1 Abs. 2 EnLAG. 
267  Vgl. Internetquelle: netzausbau.de: EnLAG. 
268  Vgl. ebd. 
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4.3.6.2) Das Energiewendepaket 2011 

Der Einfluss des EEG auf das EnWG und damit verbundene Rückkopplungen sind offensicht-

lich und wurden im bisherigen Verlauf der Arbeit bereits erörtert. Interessanter ist beispiels-

weise die Verabschiedung des ,Energiewendepakets 2011‘ durch den Gesetzgeber im Sommer 

2011. Mit diesem hat der Gesetzgeber direkt einen ganzen Schwung von Gesetzen und Verord-

nungen geändert. Grund hierfür war die Erkenntnis, dass der für das Jahr 2022 angesetzte Atom-

ausstieg, sowie die zunehmende Relevanz erneuerbarer Energien und des damit verbundenen 

Netzausbaus einen neuen Impuls hinsichtlich der bestehenden Regulierung benötigen.269 Gleich 

sechs Gesetze hat die Bundesregierung damit geändert oder neu aufgelegt: Zum einen wurde 

das dreizehnte Gesetz zur Änderung des Atomgesetzes verabschiedet, welches den Betrieb der 

sechs ältesten Atomkraftwerke noch im Jahr 2011 unterband und die Abschaltung der übrigen 

Atomkraftwerke bis zum Jahr 2022 gestaffelt vorschrieb. Als zweites Gesetz wurde das ,Gesetz 

zur Neuregelung des Rechtsrahmens für die Förderung der Stromerzeugung aus erneuerbaren 

Energien (EEG)‘ verabschiedet, bei dem es sich im Grunde um die EEG-Novelle 2012270 mit 

den bereits geschilderten Veränderungen handelte. Als drittes wurde das ,Gesetz zur Neurege-

lung energiewirtschaftsrechtlicher Vorschriften (EnWGÄndG)‘ zum 04.08.2011 auf den Weg 

gebracht. Damit wurde im EnWG nochmals die Neutralität des Netzes als Marktplatz betont 

und im Wesentlichen Verbraucherrechte hinsichtlich vereinfachter Lieferantenwechsel ge-

stärkt.271 Zudem wurde das ,Gesetz zur Änderung des Gesetzes zur Errichtung eines Sonder-

vermögens ,Energie- und Klimafonds‘‘ verabschiedet, welches die Kompensation der durch 

den baldigen Atomausstieg wegfallenden Einzahlungen der Kernkraftwerksbetreiber in den 

Förderfond mit Bundeseinnahmen aus dem Handel mit Emissionszertifikaten vorsah. Weiterhin 

wurde in diesem Zuge das ,Gesetz zur Stärkung der klimagerechten Entwicklung in den Städten 

und Gemeinden‘ verabschiedet, welches Änderungen am Baugesetzbuch vornahm, um bei-

spielsweise die Umsetzung des Repowerings von Onshore-Windenergieanlagen hinsichtlich 

bestehender Friktionen in den Flächennutzungsplänen der Gemeinden zu vereinfachen.272  

Des Weiteren wurde im Zuge des ,Energiewendepakets 2011‘ das ,Gesetz über Maßnahmen 

zur Beschleunigung des Netzausbaus Elektrizitätsnetze (NABEG)‘ zum 05.08.2011 auf den 

Weg gebracht. Dieses Gesetz stellte die bisherigen Verfahren zur Planung und Genehmigung 

                                                           
269  Vgl. Internetquelle Bundesregierung – Energiekonzept. 
270  Siehe hierzu Kap. 2.3.6) der vorliegenden Arbeit. 
271  Vgl. Internetquelle Bundesregierung – Energiewendepaket 2011. 
272  Vgl. ebd.  
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von Stromtrassen auf den Kopf und etablierte neue, wesentlich schlankere Verfahren, um dem 

Druck, der angesichts zunehmender Einspeisungen aus regenerativen Erzeugungsanlagen auf 

das bestehenden Netz herrschte, mit einem beschleunigten Netzausbau zu begegnen. Im weite-

ren Verlauf dieses Kapitels wird das Planungsverfahren von Stromtrassen auf Ebene des Über-

tragungsnetzes näher beleuchtet. 

 

4.3.6.3) Das NABEG und die Netzplanung 

Im Folgenden wird der Ablauf der Netzausbauplanung grob anhand der einschlägigen Normen 

skizziert, um neben der bloßen Darstellung der Normen auch die damit verbundenen Prozesse 

hinsichtlich der Netzplanung und des daraus resultierenden Netzausbaus vor Augen zu haben: 

Gemäß der aktuellen Fassung des EnWG müssen die vier Übertragungsnetzbetreiber die zu-

künftige Netzinfrastruktur weitsichtig planen. Diese weitsichtige Planung findet im sogenann-

ten Szenariorahmen273 ihren Ausdruck, der die zu erwartenden Anforderungen an die Netze in 

drei Szenarien für die folgenden 10 Jahre, sowie eine Prognose für die kommenden 20 Jahre 

enthalten muss. Der Szenariorahmen muss alle zwei Jahre274 erstellt, beziehungsweise überar-

beitet und aktualisiert werden und bedarf der Genehmigung durch die Bundesnetzagentur.275 

Der von der Bundesnetzagentur genehmigte Szenariorahmen bildet wiederum die Grundlage 

für die Berechnung der Übertragungsnetzbetreiber bezüglich des Ausbaubedarfs, beziehungs-

weise des notwendigen Netzausbaus für die kommenden Jahre. Die daraus resultierenden Er-

gebnisse werden dann im gemeinsamen Netzentwicklungsplan (NEP) zusammengefasst und 

festgehalten. Dabei folgen die Netzbetreiber dem sogenannten NOVA-Prinzip (Netz-Optimie-

rung vor Verstärkung vor Ausbau). Sollten dabei weder Optimierung noch Verstärkung mög-

lich beziehungsweise ausreichend sein, wird entsprechend ausgewiesen, wo neue Leitungen 

entstehen sollten. In diesem Rahmen geht es jedoch noch nicht darum, genaue Trassenkorridore 

festzulegen, sondern lediglich um die Definition von Anfangs- und Endpunkten. Der Netzent-

wicklungsplan wird nach dessen Ausarbeitung durch die Netzbetreiber sowohl fachlich als auch 

inhaltlich durch die Bundesnetzagentur geprüft und bei Bedarf von Anpassungen wieder an die 

vier Übertragungsnetzbetreiber zurückübermittelt. Des Weiteren muss von der Bundesnetza-

                                                           
273  § 12 EnWG. 
274 Der Intervall wurde von einem (EnWG alt) auf nun zwei Jahre umgestellt (EnWG 2016). 
275  Vgl. Gundel 2012, S. 5 f. 



 

  

83

gentur eine strategische Umweltprüfung durchgeführt werden, deren Ergebnisse in einem Um-

weltbericht festgehalten werden. Dieser inkludiert die voraussichtlichen Folgen für Menschen, 

Tiere und Umwelt, die mit dem Leitungsbau verbunden wären. Da konkrete Trassenverläufe 

aber bis dahin noch nicht beschlossen sind, bleibt der Bericht sehr allgemein. Die Bundesnetz-

agentur muss im Anschluss ein Erörterungsforum bieten, bei welchem sowohl Behörden, Ver-

bände als auch jede andere Person Anregungen, Einwände oder auch Vorschläge bezüglich des 

Umweltberichts und des geprüften Entwurfs des Netzentwicklungsplans äußern können. Diese 

müssen dann öffentlich erörtert und die Ergebnisse gegebenenfalls bei der Bestätigung des 

Netzentwicklungsplans seitens der Bundesnetzagentur berücksichtigt werden.276       

Mindestens alle drei Jahre übermittelt die Bundesnetzagentur sowohl den Netzentwicklungs-

plan als auch den Umweltbericht an die Bundesregierung. Diese beiden Dokumente bilden die 

Grundlage für den ersten Entwurf des Bundesbedarfsplans, der wiederum alle drei Jahre von 

der Bundesregierung dem Parlament zur Abstimmung vorgelegt werden muss. Mit dem Erlass 

des Bundesbedarfsplans im Bundesbedarfsplangesetz (BBPlG) können die geplanten Vorhaben 

nicht mehr angefochten werden, was zu einer Beschleunigung des Verwaltungsverfahrens 

führt. Das Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG) war das Vorgängermodell des Bundesbedarf-

splangesetzes und erfüllte somit eine gleichwertige Funktion mit dem Schwerpunkt auf Planun-

gen der Landesebene. Für Höchstspannungsleitungen, die Ländergrenzen überqueren, gilt dabei 

das Netzausbaubeschleunigungsgesetz. Bei nicht länderübergreifenden Projekten führt die zu-

ständige Landesbehörde gemäß Bundesbedarfsplan in gewohnter Weise das Raumordnungs-

verfahren durch. Bei länderübergreifenden Projekten liegt die Kompetenz bei der Bundesnetz-

agentur. Die sogenannte Bundesfachplanung ersetzt in diesem Fall das Raumordnungsverfah-

ren.  

Innerhalb der Bundesfachplanung richtet die Bundesnetzagentur eine öffentliche Antragskon-

ferenz aus, an der zum einem Träger öffentlicher Belange, wie zum Beispiel Vereine und Ver-

bände, aber auch interessierte, beziehungsweise betroffene Bürger partizipieren können. Au-

ßerdem erfolgt eine Abstimmung mit den Fachbehörden der betroffenen Länder. Innerhalb die-

ses Prozesses bestehen Möglichkeiten zur Stellungnahme beziehungsweise der Beteiligung an 

der Entscheidung. Das Ziel besteht darin, dass Anforderungen an die Planung möglichst früh-

                                                           
276  Vgl. Internetquelle: Bundesnetzagentur – Netzausbau. 
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zeitig zwischen allen Beteiligten geklärt werden können. Am Ende des Prozesses steht die Ent-

scheidung der Bundesnetzagentur für einen konkreten Trassenkorridor, der technisch sowie 

ökonomisch sinnvoll ist. Dieser wird dann in den Bundesnetzplan277 aufgenommen.  

Auf Länderebene, wenn also nur ein Bundesland betroffen ist, folgt dem Raumordnungsver-

fahren und dem Planfeststellungsverfahren der Planfeststellungsbeschluss. Dieser regelt sämt-

liche wichtigen Details für den Bau der zukünftigen Höchstspannungsleitung. Das Planfeststel-

lungsverfahren, welches, wie bereits erwähnt, als Äquivalent zur Bundesfachplanung auf Bun-

desebene zu betrachten ist, beginnt mit dem Antrag des Übertragungsnetzbetreibers inklusive 

der Abschätzung der Umweltauswirkungen an die entsprechend zuständige Landesbehörde. Es 

folgt eine Antragskonferenz auf Landesebene, bei der die jeweils zuständige Behörde eine Um-

weltverträglichkeitsprüfung durchführt. Dieser Prozess ist deutlich detaillierter als die Bundes-

fachplanung, da hier genaue Maststandorte und Nutzungswege für Baufahrzeuge festgelegt 

werden, beziehungsweise festzulegen sind. Jedermann kann den Antrag des Übertragungsnetz-

betreibers und die Abschätzung der Umweltauswirkungen öffentlich einsehen und sich diesbe-

züglich äußern. Dazu räumt die zuständige Landesbehörde einen Erörterungstermin ein. Das 

Verfahren mündet in dem sogenannten Planfeststellungsbeschluss.  

Das NABEG bildet für Höchstspannungsleitungen, die länderübergreifend und/oder grenzüber-

schreitend verlaufen und im BBPlG beschlossen wurden, welche also die gesetzliche Bedarfs-

planung absolviert haben, ein relativ schlankes Planungsverfahren an. Insbesondere wird das 

Planungsverfahren hinsichtlich des bisher eigenständig durchzuführenden Raumordnungsver-

fahrens abgekürzt, welches nun gem. § 15 NABEG im Zuge der neu eingeführten Bundesfach-

planung278 in das Verfahren integriert wurde. Es liegt jedoch eine eindeutige Verschiebung der 

bisherigen Zuständigkeit von Länder- auf Bundesebene vor, um das Verfahren zu beschleuni-

gen.279 So beruht das Planfeststellungsverfahren eigentlich in der Kompetenz der Länder, je-

doch ermöglicht es das NABEG, diese Aufgabe der Bundesnetzagentur zu übertragen. Um das 

Verwaltungsverfahrensgesetz (VwVfG) im Zuge dieser Veränderungen anzupassen, mussten 

mit dem ,Gesetz zur Verbesserung der Öffentlichkeitsbeteiligung und Vereinheitlichung von 

                                                           
277  § 17 S. 2 NABEG. 
278  § 5 NABEG. 
279  Kment 2013, S. 51 f. 
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Planfeststellungsverfahren (PlVereinhG)‘ vom 31.05.2013 zudem die für das Planfeststellungs-

verfahren relevanten §§ 73 bis 75 VwVfg auf die neuen Beschleunigungsvorschriften abge-

stimmt werden.280 

Die im BBPlG festgehaltenen Vorhaben werden in Abbildung 8 geographisch verortet. Im di-

rekten Vergleich mit den EnLAG-Vorhaben ist eine deutlich größere Dimension der Trassen 

des BBPlG zu erkennen, welche im Zuge des Energiewendepakets 2011 erarbeitet und zusätz-

lich festgelegt wurden. Auch ist der die Nord-Süd-Achse als Schwerpunkt der Trassenausrich-

tung eindeutig zu erkennen, der sich nach dem Erzeugungs- und Verbrauchsgefälle richtet. 

 

Abbildung 8:  BBPlG-Leitungsvorhaben 

Quelle:  Internetquelle: netzausbau.de: BBPlG-Leitungsvorhaben 

Mit der Festlegung der Stromtrassen im BBPlG werden diese Vorhaben für die jeweiligen 

Übertragungsnetzbetreiber verbindlich. Nach § 6 NABEG kann die Bundesnetzagentur den 

Netzbetreiber dazu auffordern, diese Projekte durch Beantragung der Bundesfachplanung zu 

realisieren, falls er selbst diese Absicht nicht hegt. Zudem kann sie nach § 34 NABEG ein 

Zwangsgeld in Höhe von bis zu 250 000 Euro gegen den Netzbetreiber erlassen, wenn dieser 

                                                           
280  Vgl. Ohms 2014, S. 119. 



 

  

86

den Anordnungen nicht Folge leistet. Da die Investitionsbereitschaft der Übertragungsnetzbe-

treiber als ein elementarer Faktor und zugleich auch als potenzielles Hemmnis für den Netzaus-

bau in der Fachliteratur diskutiert wird, kann die Regulierungsbehörde den ÜNB zudem mittels 

§ 65 Abs. 2a EnWG zur Investition, ergo zum Netzausbau, zwingen.281 

 

4.3.6.4) Das Strommarktgesetz 

Am 30.07.2016 trat das ,Gesetz zur Weiterentwicklung des Strommarktes (Strommarktgesetz)‘ 

in Kraft. Es handelt sich dabei um ein Mantelgesetz, welches gleich mehrere bestehende Ge-

setze verändert. So sind beispielsweise das EnWG, das EEG, sowie die Reservekraftwerksver-

ordnung betroffen. Unter der Federführung des Bundeswirtschaftsministeriums wurde in einem 

längeren Konsultationsprozess, der über die Veröffentlichung des Grünbuchs ,Ein Strommarkt 

für die Energiewende‘ im Oktober 2014 und die Veröffentlichung des entsprechenden Weiß-

buchs im Juli 2015 führte, der Weg in den sogenannten ,Strommarkt 2.0‘ geebnet.282 Einige der 

durch dieses Gesetz fixierten Änderungen an den betroffenen Normen wurden bereits in den 

vorangegangenen Kapiteln der vorliegenden Arbeit beleuchtet. Dessen ungeachtet ist es ange-

messen, diesen aktuellen Prozess legislativer Nachsteuerung aufzuzeigen, um auch die Inten-

tionen verstehen zu können.  

Der ,Strommarkt 2.0‘ ist als Ausdruck des Gesetzgebers zu verstehen, dass er um eine zuneh-

mende Integration steigender Mengen Stroms aus regenerativer Energien bemüht ist, ohne je-

doch die Versorgungssichergeit infrage zu stellen und qualitative Einbußen hinzunehmen. Die 

freie Preisbildung am Stromgroßhandelsmarkt wird weiterhin angestrebt, da sie jedoch mitsamt 

den daraus ausgelösten frei gehandelten und angeforderten Strommengen relativ unkalkulierbar 

ist, wurde sich für einen Sicherungsmechanismus entschieden. Dieser besteht aus der Kapazi-

tätsreserve gem. § 13 e EnWG 2016283, welche eine Reserveleistung aus konventionellen Kraft-

werken separiert vom eigentlichen Strommarkt vorhält, um auf volatile Einspeisungen flexibel 

reagieren zu können.284 Es handelt sich bei diesen Kraftwerken vornehmlich um kurz vor der 

                                                           
281  Vgl. ebd., S. 57. 
282  Vgl. Internetquelle: BMWi – Strommarktgesetz. 
283  Vgl. Kap. 4.3.5) der vorliegenden Arbeit. 
284  Vgl. Internetquelle: BMWi – Strommarktgesetz. 
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Abschaltung stehende Braunkohlekraftwerke. Zudem sollen Netzbetreiber eigene Energieer-

zeugungsanlagen als besondere netztechnische Betriebsmittel errichten dürfen, wenn es an be-

stimmten Netzabschnitten nachweislich notwendig ist.285 Mit dem Strommarktgesetz etabliert 

der Gesetzgeber also nochmals eine neue Weichenstellung, die jedoch keinen zusätzlichen und 

schnelleren Netzausbau als im Energiewendepaket von 2011 vorsieht, sondern den gesamten 

Strommarkt mit einer umfassenden Reserve unterfüttert, um dergestalt auf Unwägbarkeiten zu 

reagieren und die Versorgungssicherheit zu garantieren.  

 

4.4) Stand des Netzausbaus und Perspektiven 

Das deutsche Stromnetz umfasst derzeit eine Gesamtlänge von ca. 1,8 Mio km. Davon entfallen 

ca. 35 200 km auf das Übertragungsnetz. Im Verteilnetz gliedert sich die Länge der Leitungen 

auf ca. 66 000 km in der Hochspannungsebene (110 kV), 505 000 km in der Mittelspannungs-

ebene (20 kV / 10 kV) und 1 150 000 km in der Niederspannungsebene (400 V / 230 V).286 Ein 

Zubau im Bereich der Netze erfolgt nicht um jeden Preis, da sich beim Bilanzieren von Ausbau- 

und Instandhaltungskosten in Bezug auf die Nutzung der ,letzten KWh‘ schnell Ineffizienzen 

ergeben können. So verfahren Netzbetreiber in dieser Hinsicht nach dem NOVA-Prinzip.287  

Bereits seit Jahren ist den Medien zu entnehmen, dass insbesondere die regenerativen Energien 

und ihre dezentrale Einspeisung unter gleichzeitigem Wegfall von Wirkleistung im Bereich 

nuklearer und konventioneller Erzeugungskapazitäten wesentlich zu diesem Aus- und Umbau 

beitragen. Es herrschen oftmals große Bedenken, dass die Versorgungssicherheit Deutschlands 

aufgrund dieser Thematik nachhaltig gefährdet sein könnte. Allerdings ist zu konstatieren, dass 

Deutschland trotz seiner Vorreiterrolle im Bereich der regenerativen Energien im internationa-

len Vergleich ein sehr stabiles Stromnetz hat, was neben einer guten materiellen Substanz auch 

auf effektive Mechanismen zur Abwehr von Ausfallwahrscheinlichkeiten schließen lässt. Als 

vergleichender Index kann der SAIDI-Wert288 herangezogen werden, welcher die durchschnitt-

liche Versorgungsunterbrechung in Minuten je angeschlossenem Letztverbraucher innerhalb 

eines Kalenderjahrs widerspiegelt. Deutschland wies in den letzten Jahren Werte von 15,32 

                                                           
285  Vgl. Internetquelle: PV-Magazine – Strommarktgesetz. 
286  Vgl. Flechtner 2015, S. 6, 14. 
287  Siehe oben.  
288  SAIDI: System Average Interruption Duration Index. 
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Minuten (2013), 12,28 Minuten (2014) und 12,70 Minuten (2015) auf289 und belegte damit im 

internationalen Vergleich immer einen Spitzenwert. Ein direkter Vergleich im Jahr 2013 mit 

den USA (138 Minuten) oder Frankreich (63 Minuten) veranschaulicht dies eindrucksvoll.290 

Da ca. 98 Prozent aller regenerativen Erzeugungsanlagen in Deutschland am Verteilnetz ange-

schlossen sind, kommt seinem Aus- und Umbau eine besondere Bedeutung zu.291 Zudem ver-

schärft sich dieser Umstand, da 80 Prozent der derzeit installierten erneuerbaren Energien bei 

lediglich 17 Verteilnetzbetreibern mit einem Flächennetz einspeisen.292 Jedoch ist durch den 

untrennbaren Zusammenhang der Netzhierarchien stets eine direkte Rückkopplung in weitere 

Netzebenen gegeben, weshalb im Grunde jede Netzebene betroffen ist. Trotzdem bietet es sich 

an, das deutsche Stromnetz hinsichtlich des ,Status quo‘ differenziert nach Übertragungs- und 

Verteilnetzen zu beleuchten. 

Eine aufkommende Problematik stellt eine durch vorrangige regenerative Einspeisung aufkom-

mende stark schwankende Erzeugung dar, welche im Fall der Windenergie je nach Windauf-

kommen variiert. Vor den Zeiten der regenerativen Einspeisung konnten vor allem die vier 

Übertragungsnetzbetreiber vor dem Hintergrund gut prognostizierbarer Lasten (Verbräuche) 

mit ihren großen konventionellen Erzeugungsanlagen einen gezielten und schnellen Ausgleich 

herstellen. Der Vorrang regenerativ erzeugten Stroms führt jedoch dazu, dass die konventionel-

len Kraftwerke immer weniger Vollaststunden aufweisen und somit kaum wirtschaftlich betrie-

ben werden können, was in einer Sicherung von Kapazitäten auf legislativer Grundlage293 mün-

det. Aufgrund dieser Umstände wird auch zunehmend eine Flexibilisierung der Verbräuche ins 

Auge gefasst, da sich ein Regulieren der zunehmend volatilen Erzeugung bei den bestehenden 

Strukturen als nicht auf Dauer ausreichend erweisen könnte. Der Netzbetreiber sieht sich damit 

in einer neuen Rolle: „Der Paradigmenwechsel vom rein durchleitenden zum systemrelevanten 

Faciliator, der ein- und ausspeisungsverantwortlich ist […]“.294 Dies wird vor allem kleine Ver-

teilnetzbetreiber vor zunehmende Herausforderungen stellen.  

 

                                                           
289  Vgl. Internetquelle: BNA – SAIDI-Werte. 
290  Vgl. Flechtner 2015, S. 27. 
291  Vgl. ebd., S. 14 f. 
292  Vgl. Säcker 2016, S. 295. 
293  Vgl. § 13b-k EnWG. 
294  Säcker 2016, S. 297. 
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4.4.1) Übertragungsnetz 

Bei der Erläuterung der rechtlichen Grundlagen zum deutschen Stromnetz und dessen Ausbau 

wird eine unterschwellig wahrzunehmende Dringlichkeit deutlich. Diese spiegelt sich in auch 

im Energiekonzept der Bundesregierung vom 28. September 2010295 wider, in welchem die 

Bundesregierung deutlich zu erkennen gibt, dass die Beschleunigung des Netzausbaus, insbe-

sondere zum Zwecke des bedarfsgerechten Stromtransports von norddeutschem Windstrom in 

die süd- und westdeutschen Verbrauchszentren, mittels Nord-Süd-Trassen bereits zu dieser Zeit 

ein Schwerpunktthema ist. Neben einer Vereinfachung und Verschlankung der planungsrecht-

lichen Genehmigungsverfahren stehen dabei auch wirtschaftliche Anreize zur Umsetzung des 

benötigten Netzausbaus auf der Agenda. Einen wesentlichen Beitrag zur Bedarfsabschätzung 

liefern neben den staatlich an die Netzbetreiber auferlegten Planungspflichten296 auch wissen-

schaftliche Studien. Repräsentativ seien hier die Studien der ,Deutschen Energieagentur‘ ge-

nannt, die seit dem Jahr 2005 (dena I) Datenmaterial bereitstellen.  

Im Jahr 2005 erfasste die dena-Netzstudie I prospektiv für das Jahr 2015 einen Neubaubedarf 

an Leitungen im Übertragungsnetz von ca. 850 km Länge. Bis zum Jahr 2011 wurden jedoch 

lediglich knapp 10 Prozent dieses Ausbaus verwirklicht.297 Im Jahr 2010 erfasste die dena-

Netzstudie II mit Blick auf das Jahr 2020 einen Neubaubedarf von 3 600 km im deutschen 

Übertragungsnetz, wobei die in der dena-Netzstudie I bereits aufgeführten Projekte nicht erneut 

berücksichtigt wurden.298 Die Investitionskosten sollten sich schätzungsweise auf 9,7 bis 17 

Mrd. Euro belaufen.  

Um eine Entwicklung aufzuzeigen, bieten sich die durch die Bundesnetzagentur genehmigten 

Netzentwicklungspläne der Übertragungsnetzbetreiber an. Diese werden jährlich mit einem 

Zeithorizont von zehn Jahren erstellt und bilden somit die Grundlage für die Verabschiedung 

des Bundesbedarfsplangesetzes. Die Netzentwicklungspläne bieten mehrere Szenariorahmen, 

anhand derer die Bundesnetzagentur den Netzentwicklungsplan in Bezug auf verschiedene zu-

grunde gelegte Modelle, wie beispielsweise einen eher hoch oder eher niedrig abgeschätzten 

Ausbau der regenerativen Energien, prüfen und final genehmigen kann. Im Netzentwicklungs-

plan Strom 2022, der folglich im Jahr 2012299 erstellt worden ist, hat die Bundesnetzagentur 51 

                                                           
295  Vgl. Internetquelle: Energiekonzept Bundesregierung vom 28.09.2010. 
296  Vgl. § 12a-e EnWG. 
297  Vgl. König 2013, S. 105 f. 
298  Vgl. ebd.  
299  Genehmigt am 26. November 2012. 
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der 74 durch die ÜNB beantragten Maßnahmen genehmigt. Es ergab sich folglich ein Bedarf 

an neuen Stromleitungen von ca. 2 800 km Länge und zusätzlichen Optimierungs- und Verstär-

kungsmaßnahmen von ca. 2 900 km Länge. Im Netzentwicklungsplan Strom 2023 bestätigte 

die BNA 56 der 90 beantragten Maßnahmen, was einen Ausbau von ca. 2 650 km und eine 

Optimierung von ca. 2 800 km inkludiert. Im aktuellsten Netzentwicklungsplan, dem NEP 

2024300, genehmigte die BNA 63 der 92 beantragten Maßnahmen, was einem Neubau von ca. 

2 750 km und einer Optimierung von ca. 3 050 km Leitung entspricht. Am 31. Dezember 2015 

trat das Bundesbedarfsplangesetz (BBPlG) in Kraft, welches als Grundlage den durch die BNA 

genehmigten Netzentwicklungsplan nutzt. Im BBPlG wurde rechtskräftig der Bedarf von 2 550 

km an Neutrassen sowie an 3 100 km an Optimierungsmaßnahmen bei insgesamt 62 Vorhaben 

festgehalten.301 Dies entspricht einem Investitionsvolumen von ca. 22 bis 26 Mrd. Euro bis zum 

Jahr 2024 und liegt damit deutlich oberhalb der Prognosen aus der Dena-Studie – ungeachtet 

vier Jahre Bezugsunterschied.  

Da Deutschland aufgrund seiner zentralen geographischen Lage innerhalb Europas zudem die 

Funktion eines Stromtransitlands zukommt, kann der Ausbaubedarf auf Ebene des Übertra-

gungsnetzes in den Zusammenhang des transeuropäischen Netzausbaubedarfs mit einem im 

Zeitraum bis 2024 geschätzten Investitionsvolumen von ca. 150 Mrd. Euro gesetzt werden.302 

Auch muss in Betracht gezogen werden, dass letztlich der Stromverbrauch die Gesamtbelastung 

der Stromnetze in Deutschland ebenso determiniert. Trotz höherer Energieeffizienz wuchs der 

Stromverbrauch in den letzten Jahren stetig, so stieg der Nettostromverbrauch zwischen dem 

Jahr 2000 und 2008 von 501,4 TWh auf 538,4 TWh, was einem Anstieg um 7,4 Prozent ent-

spricht.303 Der Nettostromverbrauch des Jahrs 2014 betrug ca. 509 TWh, was einer langsamen 

Trendumkehr entsprechen könnte. Im Jahr 2010 etablierte die Bundesregierung mit ihrem 

,Energiekonzept‘ eine Agenda, welche das Ziel verfolgt, mittels Effizienzmaßnahmen den 

Stromverbrauch bis zum Jahr 2020 im Vergleich zum Jahr 2008 um zehn Prozent zu senken, 

was einem Verbrauch von 472 TWh entspricht.304 Angesichts der bisherigen Entwicklungen 

                                                           
300  Durch die Bundesnetzagentur am 4. September 2015 bestätigt. 
301  Vgl. Internetquelle: Netzausbau – Szenariorahmen / BBPlG. 
302  Vgl. Flechtner 2015, S. 12. 
303  König 2013, S. 60 f. 
304  Vgl. Internetquelle: Energiekonzept Bundesregierung vom 28.09.2010. 
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sowie zukünftiger Verbauchszunahmen im Bereich der Informationstechnologie und der ange-

strebten Elektrifizierung des Verkehrssektors scheint dieser Wert jedoch nur mit sehr geringer 

Wahrscheinlichkeit realisierbar. 

 

4.4.2) Verteilnetz 

Entgegen der Bedarfsanalyse bei den Übertragungsnetzen besteht bei den Verteilnetzen keine 

Auflage des Gesetzgebers mittels standardisierter und regelmäßig erfolgender Analysen. Viel-

mehr müssen die Verteilnetzbetreiber regelmäßig selbst und in ihrem Eigeninteresse Prognosen 

vornehmen, inwieweit ihr Netz auf zukünftige Situationen ausgerichtet werden muss. Übergrei-

fend erfassen Studien den Gesamtausbaubedarf in den Verteilnetzen, deren Auftraggeber das 

Bundesministerium für Wirtschaft und Energie (BMWi), die Deutsche Energieagentur oder der 

Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft (BDEW) sind. Die Studien aus den letzten 

Jahren (2013 und 2014) ergaben dabei einen Gesamtausbaubedarf von 130 000 bis 380 000 km 

mit einem Betrachtungshorizont bis zum Jahr 2032. Es ergibt sich ein Investitionsbedarf (gem. 

BMWi) zwischen 23,2 und 38,9 Mrd. Euro, wovon der Großteil (70 Prozent) schon in den 

nächsten zehn Jahren anfällt.305 Der genaue Ausbaubedarf kann aufgrund der Heterogenität un-

ter den zu vergleichenden Verteilnetzbetreibern nicht exakt abgeschätzt werden, zumal die 

VNB die Anschlussstelle für den Großteil der regenerativen Erzeugungsanlagen darstellen. Da 

die Entwicklung hinsichtlich des Zubaus der regenerativen Erzeugungsanlagen in den letzten 

Jahren ein rasantes Tempo aufweist, kann auch der tatsächliche Bedarf an zukünftiger Netzka-

pazität lediglich grob geschätzt werden. Jedoch wird ebenfalls bei der großen Bandbreite der 

Analyseergebnisse deutlich, dass in jedem Fall ein signifikanter Ausbaubedarf besteht, der in-

nerhalb der nächsten Dekade zu bewerkstelligen ist. Die einschlägigen Vorhaben im Bereich 

des Übertragungsnetzes und deren Realisierungserfolg weisen jedoch auf eine angespannte Ent-

wicklung auch im Bereich der Verteilnetze hin. Zukünftig kommt daher neben dem eigentlichen 

Netzausbau auch innovativen und intelligenten Technologien mit Optionen zur Flexibilisie-

rung, wie beispielsweise ,Smart Grids‘, ein hoher Stellenwert zu.306 Bei diesen Smart Grids 

handelt es sich um Stromnetzwerke, die unter anderem auf Steuerungsbasis moderner Informa-

tionstechnologie (Digitalisierung) sämtliche Netzakteure (Erzeuger, Verbraucher, Speicher) 

                                                           
305  Vgl. Flechtner 2015, S. 14 f. 
306  Vgl. Wübbels 2015, S. 193 f. 
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und deren Stromflüsse überwachen und effizient in kürzester Zeit aufeinander abstimmen. 

Durch diese neuen Prozesse, welche die Einspeisung und vor allem die Verbräuche intelligent 

harmonisieren, kann ein vergleichsweise teurer Netzausbau abgefedert werden.307 

                                                           
307  Vgl. Konrad-Adenauer-Stiftung 2014, S. 28 ff. 
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5) Innerdeutsches Engpassmanagement 

5.1) Definition und Kategorisierung von Netzengpässen 

Prinzipiell ist der Engpass in einer Infrastruktur nicht schwer zu definieren, da es sich immer 

um ein Missverhältnis zwischen bestimmten Angeboten, Forderungen und Interessen in diesem 

Bereich handeln muss. Der Terminus ,Engpass‘ beschreibt eine Verengung und somit eine Ver-

knappung der bestehenden Infrastruktur und damit auch des durch sie geleiteten Angebots an 

Gütern. So herrschen Engpässe geradezu in vielen Bereichen unseres täglichen Lebens, ange-

fangen bei Lieferengpässen in den Distributionsverfahren einzelner Unternehmen, die schnell 

in Form von leeren Verkaufsregalen vor den Augen der Konsumenten in Erscheinung treten, 

oder aber in Form von Staus auf Fernstraßen, welche auch Engpässe darstellen und somit Ein-

fluss auf die Mobilität der Nutzer dieser Fernstraßen nehmen. Insbesondere im Bereich lei-

tungsgebundener Infrastruktur werden Engpässe und ihre Folgen besonders deutlich, da ein 

Umgehen der Engpässe häufig durch die Eigenschaften der Infrastruktur selbst blockiert wer-

den. Beispielsweise kann die vollständige Sperrung einer deutschen Fernstraße nur durch auf-

wendige Umleitungen über Landstraßen erfolgen, die kein ebenbürtiges Substitut für die ge-

plante Reisegeschwindigkeit der Fernstraßennutzer begründet. Eine Option, die den entstande-

nen Engpass strukturell beheben würde, wäre die Errichtung von exakt parallelen Fernstraßen, 

was jedoch einen enormen Kostenaufwand bedeuten würde und deshalb für leitungsgebundene 

Infrastrukturen nicht infrage kommt. Es ist offensichtlich, dass Fernstraßen nun nicht zu lei-

tungsgebundenen Infrastrukturen gehören, da für die Nutzer auch noch Landstraßen zur Verfü-

gung stehen. Jedoch zeigt das Beispiel, dass auch schon hier Engpässe entstehen, die man nur 

zu oft im täglichen Leben spürt. Rein leitungsgebundene Infrastruktur, wie beispielsweise 

Strom- und Gasnetze oder der Schienenverkehr besitzen hier weit weniger Ausweichmöglich-

keiten.  

In Bezug auf die elektrischen Netze treten Engpässe vornehmlich aufgrund der im Zuge der 

regenerativen Erzeugung gewandelten Netzfunktion auf. Erneuerbare Energien und damit auch 

Onshore-Windenergieanlagen speisen auf niedriger Spannungsebene in Netze ein, die früher 

nur für Ausspeisungen von der hohen zur niedrigen Spannungsebene errichtet wurden. Durch 

diese Doppelbelastung der Netze werden selbige an ihre Kapazitätsgrenzen geführt. Da nun im 

Norden konzentriert angesiedelte und volatil einspeisende Windstromerzeugung aufgrund der 
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Nachfrageverteilung in den Süden transportiert werden muss, benötigen Netzbetreiber neuar-

tige Steuerungsinstrumente, um diese technische Problemstellung zu bewältigen. Deutlichen 

Stellenwert erfährt steuer- und prognostizierbare konventionelle Erzeugung für die Netzbetrei-

ber, da diese häufig ausgleichend in diesen volatilen Einspeisungsverkehr eingreifen muss. 

Durch ein hohes Windstromaufkommen im Norden der Bundesrepublik kann es in Starkwind-

situationen schnell zu Netzüberlastungen führen, da der Strom aufgrund zu geringer Nachfrage 

nicht erzeugungsnah verbraucht werden kann. Der Strom wird folglich in höhere Spannungs-

ebenen eingespeist, um ihn über weite Strecken in den Süden zu transportieren, wo ein allge-

mein höherer Bedarf herrscht. Gelangen selbst diese Übertragungsleitungen an ihre Grenzen, 

liegen aus technischer Sicht Netzengpässe vor, denen mit verschiedenen nachstehenden Maß-

nahmen begegnet werden kann.  

Das Verständnis von Engpässen in elektrischen Netzen lässt sich grundlegend vier Kategorien 

aufteilen: Einerseits unterscheidet man zwischen ökonomischen und physischen Netzengpäs-

sen, auf der anderen Seite wird unter Einbeziehung der zeitlichen und strukturellen Dimension 

in lang- und kurzfristige Netzengpässe differenziert.  

Der ,Transmission Code 2007‘ des Verbandes der Netzbetreiber stellt die Netz- und Systemre-

geln der deutschen Übertragungsnetzbetreiber für die Zusammenarbeit vor dem Hintergrund 

der Erfüllung der legislativen Vorgaben auf. Aus ihm lässt sich das grundlegende Verständnis 

des physischen Netzengpasses ableiten, der in der technischen Literatur unter bestimmten Vo-

raussetzungen vorherrscht: 

„(1) Ein Engpass besteht, wenn durch den vorhandenen Lastfluss im betrachteten Netz das 
betriebliche (n-1)-Kriterium nicht eingehalten werden kann […]. (2) Ein Engpass besteht 
auch dann, wenn der ÜNB Grund zur Annahme hat, dass bei Akzeptanz aller angemeldeten 
bzw. prognostizierten Fahrpläne das betriebliche (n-1)Kriterium nicht eingehalten werden 
kann […].“308 

Dabei besagt das (n-1)-Kriterium, dass das Netz weiterhin betrieben werden kann, auch wenn 

ein beliebiges Betriebsmittel in diesem Netz störungsbedingt ausfällt. Liegt nun ein physischer 

Netzengpass vor, so kann die Netzstabilität, welche sich beispielsweise auf die Betriebsspan-

nung im Netz oder die weitere Funktionsfähigkeit der Betriebsmittel und angeschlossenen An-

lagen bezieht, nicht weiter gewährleistet werden. Dabei zielt die Definition des physischen 

Netzengpasses auf plötzliche Veränderungen im Netz ab, die der Netzbetreiber durch eine Steu-

erung der Stromeinspeisungen und -entnahmen zu beheben versucht, wie beispielsweise im Fall 

                                                           
308  Internetquelle: BDEW – Transmission Code 2007, S. 48. 
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überraschend hoher Einspeisungen durch Windenergieanlagen an Starkwindtagen. Die dadurch 

verursachte Störung des Netzes und seiner einzelnen Elemente, sowie die Überschreitung ge-

wisser Grenzwerte, die für den Netzbetrieb gelten, definieren den physikalischen Netzeng-

pass.309 Es ist also die Überlastung der Stromnetze mit Einfluss auf den Stromtransport gemeint. 

Der ökonomische Netzengpass bildet den Gegenbegriff zum physischen Netzengpass und zielt 

auf die Überlastung von bestimmten Leitungen ab, die der Netzbetreiber aufgrund der bei ihm 

im Vorhinein eingehenden Fahrplananmeldungen der Kraftwerks- und Anlagenbetreiber einse-

hen und bis zu einem gewissen Punkt abschätzen kann. Der ökonomische Netzengpass bildet 

also die Vorstufe zum physischen Netzengpass, bei welchem die Störung der Netzstabilität be-

reits eingetreten ist. Beim ökonomischen Netzengpass kann der Netzbetreiber die Gefährdung 

mit diversen Maßnahmen noch abwenden, worauf im weiteren Verlauf der vorliegenden Arbeit 

eingegangen wird.  

Zudem werden noch langfristige von kurzfristigen Netzengpässen unterschieden, deren Ab-

grenzung sich aus der juristischen Perspektive schwierig gestaltet. Bei langfristigen oder auch 

strukturellen Engpässen sind dauerhafte Netzengpässe an bestimmten Leitungen gemeint, die 

regelmäßig auftreten und somit den Weg für umfangreiche Verfahren zur Bewirtschaftung die-

ser eingeschränkten Kapazitäten ermöglichen.310 Strukturelle Netzengpässe bilden ein Einge-

ständnis der Netzbetreiber, dass sie dauernd ein Kapazitätsproblem in bestimmten Regionen 

aufweisen. In Deutschland ist dies noch nicht der Fall. Zwar vervielfachte sich die Anzahl der 

Netzengpässe insbesondere durch die stark zunehmende Einspeisung der regenerativen Erzeu-

gungsanlagen in den letzten Jahren, diese werden jedoch durch den deutschen Gesetzgeber 

nicht den langfristigen, also dauerhaften Netzengpässen zugeordnet. Damit steht für Deutsch-

land auch eine Behebung dieser Engpässe mittels einschneidender Verfahren311, wie dem ,Mar-

ket Splitting‘312 und der damit verbundenen Etablierung differenter Preiszonen als Grundlage 

für Auktionsmechanismen in Bezug auf die Übertragungskapazitäten nicht zur Debatte.313 

Langfristige Netzengpässe existieren hingegen auf der Ebene des europäischen Netzverbunds 

                                                           
309  Vgl. König 2013, S. 39 f. 
310  Vgl. ebd., S. 41 f. 
311  Vgl. § 15 Abs. 2 Strom NZV. 
312  Vgl. König 2013, S. 146 ff. 
313  Vgl. Internetquelle: BNA – Preiszonen für den Strommarkt. 
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(ENTSO-E)314 und in den Netzen von beispielsweise Großbritannien, Skandinavien und Italien. 

In diesem Rahmen muss zwingend erwähnt werden, dass sich die Ausweisung struktureller 

Netzengpässe durchaus an technisch messbaren Indikatoren orientiert. Es ist jedoch in erster 

Linie eine politische Entscheidung, ob eine Aufspaltung der Handelszonen gewollt ist, oder 

weiterhin mit einem kurzfristigen Instrumentarium agiert werden soll.315 

Kurzfristige Netzengpässe sind hingegen temporär auftretende Kapazitätsprobleme, welche 

nicht regelmäßig auftreten und für den Netzbetreiber schwer kalkulierbar sind. Daraus resul-

tiert, dass der Netzbetreiber ihnen nur mit kurzfristigen Maßnahmen, wie beispielsweise der 

Abschaltung einzelner Erzeugungsanlagen oder ihrer Drosselung, effektiv begegnen kann. 

Diese Form des Netzengpasses hat in Deutschland eine herausragende Bedeutung, da im 

Grunde genommen sämtliche auftretenden Netzengpässe in diese Kategorie fallen. Deshalb 

wird diese Form und das sich als Lösungsstrategie hierzu entwickelte kurzfristige Engpassma-

nagement im Folgenden fokussiert.  

Es bleibt zu konstatieren, dass der Begriff ,Netzengpass‘ mittlerweile in der Fachliteratur aus-

definiert ist und über die bloße Darstellung einer Verknappungssituation, welche definitiv auch 

weiterhin seine Grundlage sein wird, weit hinausreicht. Dabei kennt der Begriff einerseits mit-

tels der ökonomischen und physikalischen Auslegung abgestufte Dimensionen der Intensität 

und Auswirkungen, sowie andererseits mittels der Abgrenzung von lang- und kurzfristigen 

Engpässen auch Dimensionen der Häufigkeit und Dauer. Im weiteren Verlauf der vorliegenden 

Arbeit wird das Augenmerk vornehmlich auf kurzfristige und ökonomische Engpässe gerichtet, 

da diese in Deutschland vorherrschen und zudem die Methoden der Bewirtschaftung in direkten 

Bezug zum Fokus dieser Arbeit gesetzt werden können.  

 

5.2) Methoden des kurzfristigen Engpassmanagements 

Da bereits herausgestellt worden ist, dass in Deutschland lediglich kurzfristige Engpässe von 

Relevanz sind, sollen im Folgenden die Methoden zum Umgang mit diesen Engpässen aus Sicht 

der Netzbetreiber dargestellt werden. Es handelt sich dabei nicht um eine Darstellung der legis-

                                                           
314 ENTSO-E: European Network of Transmission System Operators for Electricity (entspricht dem Äquivalent 

der Übertragungsnetzbetreiber auf europäischer Ebene). 
315  Vgl. König 2013, S. 361. 
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lativen Vorgaben für die Übertragungsnetzbetreiber, sondern eher um Methoden der ökonomi-

schen und technischen Bewältigung derartiger Engpässe, wobei gleichzeitig die Engpässe selbst 

näher beleuchtet werden. Dabei werden in der Fachliteratur grundsätzlich drei Möglichkeiten 

der Bewirtschaftung erwähnt: Das Countertrading, das Redispatch und das Lastmanagement. 

Alle drei Methoden zielen auf eine schnelle und flexible Bewältigung der temporär angespann-

ten Netzsituation mittels Eingriffen in die Fahrpläne der Kraftwerke ab, um die Netzstabilität 

und Versorgungssicherheit weiterhin gewährleisten zu können. Ziel ist immer eine Umvertei-

lung der Stromflüsse um den eigentlichen Engpass unter Einwirkung auf die Ein- und Ausspei-

sungen im Netz.316 Es sei an dieser Stelle angemerkt, dass Methoden des kurzfristigen Engpass-

managements lediglich gegenüber denen des langfristigen Managements vorzuziehen sind, so-

lange es sich tatsächlich um temporäre Eingriffe in den Betrieb der Kraftwerke handelt.317 Eine 

stetige Beeinflussung der prinzipiell wettbewerblich verlaufenden Kraftwerksproduktionen 

wäre aus wohlfahrtsökonomischen Gründen kaum effizient, da hier marktwirtschaftliche Me-

chanismen und Anreize außer Kraft gesetzt werden.  

 

5.2.1) Countertrading 

Das Countertrading basiert im Wesentlichen auf wettbewerblichen Prinzipien. Dabei haben die 

Übertragungsnetzbetreiber innerhalb ihres Verantwortungsbereichs, ihrer sogenannten Regel-

zone, auf ein ausgeglichenes Verhältnis zwischen Ein- und Ausspeisungen elektrischen Stroms 

zu achten. Dies wird als ausgeglichene Systembilanz bezeichnet und ermöglicht die Netzstabi-

lität. Diese Regelzonen der verschiedenen Netzbetreiber sind jedoch miteinander konnektiert, 

um den Austausch von Strom deutschland- und europaweit zu ermöglichen. Entscheiden nun 

Akteure am Strommarkt, wie z. B. Stromhändler, große Mengen an Strom aufgrund einschlä-

giger Preissignale von einer Regelzone in die andere zu exportieren, so können die Verbin-

dungsleitungen dieser beiden Regelzonen an ihre Kapazitätsgrenze gelangen und Engpässe ent-

stehen lassen. Um nun nicht die Netzstabilität zu gefährden, ist es dem Netzbetreiber möglich, 

kurzfristig Handelsgeschäfte mit Strommengen abzuschließen, die den ursprünglichen Ge-

schäften genau entgegenlaufen.318 Durch die typischen Eigenschaften des Guts Strom, jederzeit 

im Netz verfügbar und nicht in einzelnen Einheiten rückverfolgbar zu sein, heben sich die 

                                                           
316  Vgl. König 2013, S. 150. 
317  Vgl. ebd., S. 161. 
318  Vgl. ebd., S. 151 f. 
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Stromflüsse gegenseitig auf und die Leitungen werden entlastet. Letztlich sind die entstandenen 

Kosten dieses notgedrungenen Gegenhandels zu bilanzieren. 

 

5.2.2) Redispatch 

Mit dem Redispatch greift der Netzbetreiber gezielt in die Fahrpläne der im Netzgebiet ange-

schlossenen Kraftwerks- und Erzeugungsanlagenbetreiber ein, weshalb es auch Erzeugungs-

management genannt wird. Da die Kraftwerksbetreiber ihre geplanten Einspeisungen, soge-

nannte Fahrpläne, dem Netzbetreiber vorab zukommen lassen, kann dieser in Verbindung mit 

Wetterdaten und der daraus ableitbaren Energiemenge aus volatil einspeisenden regenerativen 

Erzeugungsanlagen auftretende Engpässe in seinem Netz kalkulieren. Nun schätzt er ab, welche 

Kraftwerke er in ihrer Einspeiseleistung verändern muss, wobei hiermit sowohl eine Erhöhung 

der Einspeisung als auch eine Reduktion selbiger möglich ist. Ziel ist hierbei eine Umverteilung 

der Strommenge im Netz und nicht die grundsätzliche Verminderung der gesamten im Netzge-

biet vorhandenen Strommenge, da das Redispatch leitungsscharf angewendet wird. Es wird an-

genommen, dass in einer Leitung, die von einem Kraftwerk zum Verbraucher führt, ein Engpass 

entsteht. Steigt die Nachfrage durch den Verbraucher weiter, so erhöht sich die Wahrschein-

lichkeit einer Systemgefährdung im Engpassabschnitt. Um dies zu vermeiden, drosselt der 

Netzbetreiber die Einspeisungen des Kraftwerks, was zu einer Entlastung der Engpassleitung 

führt. Um die Nachfrage des Verbrauchers dessen ungeachtet bedienen zu können, erhöht er 

die Eispeisung eines anderen Kraftwerks, welches sich von der Engpassstelle aus betrachtet 

näher am Verbraucher befindet als das ursprüngliche Kraftwerk. Er regelt damit folglich zwei 

Kraftwerke, die sich in ihren Ein- und Ausspeisungen saldieren, was aufgrund ihrer geografi-

schen Lage im Netzgebiet zu einer Entlastung der Engpassstelle führt. Prinzipiell besteht dabei 

die Möglichkeit, dass der Netzbetreiber Leitungsüberlastungen mittels Redispatch vorbeugen 

kann (präventiver Redispatch) oder spontan entstandene Leitungsüberlastungen beheben kann 

(kurativer Redispatch).319 Somit wird deutlich, dass der Netzbetreiber in den kompletten Erzeu-

gungsanlagenbestand eingreifen kann, wenn er eine Notwendigkeit erkannt hat. Im Grundsatz 

ist dies ein harter Eingriff in den Strommarkt, der gemäß seiner liberalen Ausrichtung die Preis-

setzung anhand von Angebot und Nachfrage gestaltet. Dabei produzieren die Kraftwerke im-

mer, wenn ihre jeweiligen Grenzkosten unter dem aktuellen Marktpreis liegen. Da im deutschen 

                                                           
319  Vgl. Internetquelle: BNA – Monitoringbericht nach § 63 Abs. 3 EnWG – 2015, S. 101. 
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Strommarkt eine größere Vielfalt an ganz unterschiedlichen Stromerzeugungsanlagen vorliegt, 

produzieren die unterschiedlichen Kraftwerke in einer an ihren Grenzkosten ausgerichteten 

Reihenfolge, der sogenannten Merit-Order320, bei der das teuerste Kraftwerk auch erst zuletzt 

produziert. Mit dem Redispatch hebt der Netzbetreiber diese wirtschaftliche Reihenfolge zu-

gunsten der Netzstabilität auf und ermöglicht es, teuren Kraftwerken zu produzieren, obwohl 

günstige Kraftwerke reduziert werden müssen, da sie an eine Engpassleitung angeschlossen 

sind. Die finanzielle Vergütung kann auf zwei Arten erfolgen: Mittels kostenbasiertem Redis-

patch oder mittels marktbasiertem Redispatch. Wie der Begriff vermuten lässt, werden dem 

Kraftwerksbetreiber beim kostenbasierten Redispatch die tatsächlich entstandenen Kosten ver-

gütet. So wird sein Mehraufwand erstattet, wenn der Netzbetreiber ihn auffordert, seine Ein-

speiseleistung zu erhöhen, und dieser kann ihn im Endeffekt wieder auf seine Netzkunden um-

legen. Kraftwerksbetreiber, deren Einspeisung der Netzbetreiber im selben Zuge reduzieren 

muss, müssen dem Netzbetreiber ihre Einsparungen für z. B. Brennstoffkosten erstatten und 

erhalten keine direkte Entschädigung.321 Dieser Umstand hängt damit zusammen, dass die Ab-

rechnung der Kosten in der Leistungsbilanz des Netzbetreibers den Redispatch nicht gesondert 

ausweist und die Kunden die Vergütung für den erhaltenen Strom trotzdem an das herabgere-

gelte Kraftwerk bezahlen und nicht an das Kraftwerk, was sie aufgrund des Netzengpasses 

letztlich beliefert hat.322 Der marktbasierte Redispatch wickelt die Kosten über Auktionen ab, 

in denen die Kraftwerksbetreiber Gebote abgegeben können, um Netzengpässe, welche der 

Netzbetreiber nach Auswertung ihrer Fahrpläne erwartet, zu verhindern. Dabei werden die An-

gebote der Kraftwerksbetreiber zur Leitungserhöhung oder -reduzierung vom Netzbetreiber als 

Merit-Order gelistet und erhalten demgemäß ihren Zuschlag. Dieses Vergütungsmodell profi-

tiert von der Freiwilligkeit der Kraftwerksbetreiber und birgt ein erhebliches Missbrauchspo-

tenzial, da selbige ihre Gebote zurückhalten und damit die Zahlungsbereitschaft des Netzbe-

treibers manipulieren könnten.323 

 

 

 

                                                           
320  Vgl. Ockenfels 2016, S. 29 ff. 
321  Nicht betrachtet sind hier regenerative Erzeugungsanlagen, die eine Entschädigung erhalten können.  
322  Vgl. König 2013, S. 152 ff. 
323  Vgl. ebd., S. 156 ff. 
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5.2.3) Lastmanagement 

Das Lastmanagement bildet die exakte Gegenstrategie zum Redispatch, da der Netzbetreiber 

hier gezielt in die Stromnachfrage eingreift. Nach der Identifizierung eines Netzengpasses auf 

einer bestimmten Leitung ermittelt der Netzbetreiber geeignete Verbrauchsanlagen, die den 

überschüssigen Strom aufnehmen können. Da auch beim Lastmanagement die Stromflüsse le-

diglich verlagert werden, wird der Stromverbrauch vor dem Engpass erhöht, während gleich-

zeitig der Stromverbrauch hinter dem Engpass reduziert wird.324 

 

5.3) Rechtliche Grundlagen des deutschen Engpassmanagements 

Um die rechtlichen Grundlagen des deutschen Engpassmanagements angemessen darstellen zu 

können, wird in diesem Abschnitt zuerst die historische Entwicklung der rechtlichen Entwick-

lung des Engpassmanagements skizziert und ein Überblick über die von diesem Instrument 

tangierten Normen vorgestellt. Nach diesem komprimierten Gesamtüberblick werden dann die 

relevanten Normen in einzelnen Abschnitten näher beleuchtet. 

Das deutsche Engpassmanagement leitet sich folgerichtig aus den Bestimmungen des europäi-

schen Elektrizitätsbinnenmarkts und den daraus resultierenden Festlegungen zum grenzüber-

schreitenden Engpassmanagement ab. Es ist zu beachten, dass es auch auf europäischer Ebene 

erst nach der Liberalisierung der Märkte und dem diskriminierungsfreien Netzzugang zu einer 

Sensibilisierung hinsichtlich der Gewährleistung der Netzstabilität kam, woraus sich später 

Bestimmungen zur Bewirtschaftung von Engpässen ergaben, die dann auf nationaler Ebene 

implementiert wurden. Eine Aufarbeitung dieses Prozesses auf europäischer Ebene wird in An-

betracht des Forschungsinteresses der vorliegenden Arbeit, welches auf Friktionen hinsichtlich 

des deutschen Onshore-Windenergie- und -netzausbaus vor dem Hintergrund des Engpassma-

nagements ausgerichtet ist, als nicht unmittelbar zielführend betrachtet. Zudem werden auf eu-

ropäischer Ebene in diesem Segment grundsätzlich andere Schwerpunkte verfolgt, weshalb 

auch dem langfristigen Engpassmanagement, welches in Deutschland keine bedeutsame Rolle 

spielt, eine gewichtigere Stellung zugeordnet wird.325  

Im deutschen Energierecht hat das Engpassmanagement erst seit einigen Jahren Bestand, was 

auf mehrere Faktoren zurückzuführen ist. Einerseits bedurfte es erst der Liberalisierung des 

                                                           
324  Vgl. ebd., S. 158 f. 
325  Vgl. zu diesem Thema ausführlich: König 2013, S. 165 ff. 
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Strommarkts und der dazugehörigen Netzinfrastruktur, um in der Folge Spezialnormen und 

Verfahren zur Bewirtschaftung der Netze vor dem Hintergrund der Systemsicherheit zu etab-

lieren. Zudem findet sich die Hauptursache für die Bewirtschaftung von Engpässen nicht in der 

reinen Liberalisierung, da hier lediglich Veränderungen hinsichtlich ökonomischer Verfahren 

auftraten, was sich in der freien Wahl des Stromversorgers durch Haushaltskunden äußerte und 

somit minimal zu Veränderungen in den Durchleitungen führte, wobei an dieser Stelle erneut 

expliziert sei, dass es eine Besonderheit des Guts Strom ist, dass keine einzelne Einheit explizit 

dem Erzeuger zugeordnet werden kann, geschweige denn vordefiniert vom Erzeuger über eine 

weite Distanz zum Verbraucher gesteuert werden kann. Die Abgrenzung erfolgt allein in der 

Abrechnung, also auf vertraglicher und nicht auf technisch-materieller Ebene.  

Den ausschlaggebenden Faktor für die Etablierung des deutschen Engpassmanagements bildet 

das Aufkommen der regenerativen Energien und deren volatile, sowie im regionalen Angebot 

stark differierenden Wirkleistungseinspeisungen entgegen den bestehenden Netzhierarchien 

der zentralisierten Hochfrequenztechnik in Verbindung mit dem beschlossenen Atomausstieg. 

Die dabei zu beobachtenden Defizite im Bereich des Netzausbaus, welche im weiteren Verlauf 

der vorliegenden Arbeit näher beleuchtet werden, verschärfen die Gefahr von Engpässen und 

Überlastungen der Netzinfrastruktur.  

Das Engpassmanagement ist juristisch lediglich als ein Instrument zu verstehen, welches sich 

aus den Bestimmungen mehrerer Rechtsvorschriften ableitet. So bildet das EnWG die Grund-

lage, jedoch wird es auch durch Bestimmungen der Stromnetzzugangsverordnung (Strom-

NZV), und das EEG ergänzt, um beispielsweise besondere Bestimmungen für den Umgang mit 

regenerativen Erzeugungsanlagen, wie Windenergieanlagen, zu ergänzen. Mit dem EnWG 

2005 wurde das Engpassmanagement in Form der §§ 13 und 14 ENWG 2005 erstmals legislativ 

verankert und war somit nicht mehr nur eine interne Angelegenheit der Netzbetreiber. Dabei 

bildete der diskriminierungsfreie Netzzugang gem. § 20 EnWG 2005, den die Netzbetreiber 

gegenüber Dritten gewährleisten mussten, die Grundlage. Aus dieser Regelung folgte, dass Ge-

fährdungen, die ehemals lediglich interne Auswirkungen auf den Netzbetreiber hatten, nun die 

Netznutzer schädigen konnten, indem sie nicht uneingeschränkt wettbewerblich verfahren 

konnten oder ihre Anlagen aufgrund mangelhafter Netzstabilität Schäden erlitten. Die zuneh-

mende Einspeisung regenerativer Erzeugungsanlagen und der damit verbundene Anstieg an 

temporären Netzengpässen in den deutschen Elektrizitätsnetzen führte im Zuge der EnWG-

Novelle 2011 dazu, dass das Engpassmanagement als Instrument der Netzbetreiber deutlich 
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ausdifferenziert wurde. Weiterhin wurden Großerzeuger und Großverbraucher zur Unterstüt-

zung in netzgefährdenden Situationen verpflichtet. Im Zuge der Überarbeitung des EnWG im 

Jahr 2012 folgten innerhalb einer sehr kurzen Zeitspanne weitere Anpassungen, die zur Aus-

weitung des vom Engpassmanagement betroffenen Adressatenkreises, sowie Regelungen zur 

Verhinderung der Stilllegung von Erzeugungsanlagen, um sich ihrer Kapazitäten zur Aufrecht-

erhaltung der Netzstabilität bedienen zu können. Die Mitwirkung von Großverbrauchern am 

Gefährdungsmanagement, welche im EnWG 2011 mit dem § 13 Abs. 4a EnWG ein Novum 

begründete, wurde im selben Zuge gänzlich überarbeitet und um die ,Verordnung über Verein-

barungen zu abschaltbaren Lasten (AbschaltVO)‘326 ergänzt. Diese Verordnung verpflichtet die 

Übertragungsnetzbetreiber im Sinne des Lastmanagements327 zur Ausschreibung von ab- und 

zuschaltbaren Lasten, also einem durch den Netzbetreiber steuerbaren Verbrauch. Mit diesen 

Ausschreibungen werden Großverbraucher angesprochen, die ihren Strombezug aufgrund ihrer 

Prozesssteuerung gemäß der Anforderung des Netzbetreibers unterbrechen oder verschieben 

können, wie es beispielsweise in der Metall- oder Papierindustrie möglich ist.328 Gemäß Aus-

schreibungen werden die regelbaren Großverbraucher für ihre Systemdienstleistung entspre-

chend vergütet.  

Neben dem EnWG wurden auch relativ frühzeitig in das EEG entsprechende Normen imple-

mentiert, die Einfluss auf das Engpassmanagement entfalteten und zeitweise sogar zu einer Art 

Parallelinstrumentarium führten. So stellte der Abnahmevorrang nach § 3 Abs. 1 EEG 2000329, 

welcher eine privilegierte Einspeisung regenerativer Erzeugungsanlegen festschreibt, eine maß-

gebliche Einschränkung für die Netzbetreiber in ihrem Engpassmanagement dar, weil EEG-

Anlagen damit nur nachrangig für ein Engpassmanagement zu betrachten waren. Mit dem EEG 

2004 wurde ebendiese strikte Regelung aufgeweicht, sodass die Einspeisung aus EEG-Anlagen 

durch den Netzbetreiber reduziert werden konnte, wenn die gesamte Netzkapazität bereits für 

den Transport von regenerativer Wirkleistung genutzt wurde.330 Diese Norm führte in den Au-

gen des Gesetzgebers allerdings zu einer zu überdimensionierten Abregelung von Windener-

gieanlagen, weshalb die Abregelung mit dem EEG 2009 sehr engen Vorgaben unterworfen 

                                                           
326  Diese Verordnung wurde am 28.12.2012 erlassen. 
327  Siehe oben. 
328  Vgl. König 2013, S. 457 ff. 
329  Heute § 8 Abs. 1 EEG 2017. 
330  § 4 Abs. 3 S. 2 EEG 2004. 
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wurde.331 In diesem Zuge wurde das sogenannte ,Einspeisemanagement‘332 entwickelt, welches 

eine Sonderform des Engpassmanagements auf Basis des EEG und durch selbiges geförderte 

Anlagen darstellte. Der Netzbetreiber musste nun neben dem Einspeisevorrang die größtmög-

liche Strommenge aus EEG-Anlagen abnehmen, was prinzipiell zu einer besseren Netzintegra-

tion führte. Jedoch traten schnell Konflikte um die Zuständigkeiten der energiewirtschaftlichen 

Normen auf, da § 11 EEG offensichtlich mit den bestehenden §§ 13 und 14 EnWG kollidierte 

und vor dem Hintergrund des Einspeisevorrangs schwer in Einklang zu bringen war. Im Zuge 

der Energierechtsnovelle im Jahr 2011 wurde das Einspeisemanagement besser auf das Eng-

passmanagement des EnWG abgestimmt und in eine bis heute existente Normenhierarchie ein-

gebettet.333 

 

Aktuelle rechtliche Grundlagen 

Die aktuelle Grundkonstruktion rechtlicher Vorgaben beruht im Wesentlichen auf vier Normen, 

welche im weiteren Verlauf beleuchtet werden. Dabei sei an dieser Stelle der Blick in kompak-

ter Form auf die europäische Ebene gerichtet und angeführt, dass dort die Anforderungen an 

die Übertragungs- und Verteilnetzbetreiber sehr viel systematischer etabliert wurden, als es im 

deutschen Recht der Fall war.334 Auf europäischer Ebene existiert ein strikt hierarchisches Sys-

tem aus Art. 16 VO 714/2009, den Engpass-Leitlinien335, der CACM-Rahmenleitlinie336 und 

dem CACM-Netzkodex337. Das deutsche Regelungssystem setzt sich aus dem Zusammenwir-

ken mehrerer Einzelnormen zusammen, welche aufgrund ihrer Platzierung in differenten Ge-

setzen nicht strikt und offensichtlich hierarchisch, sondern eher parallel existieren. Eine Hie-

rarchie in diesem Normenverhältnis entwickelt sich erst aus der näheren Betrachtung bestimm-

ter Ausgangslagen sowie der Eigenschaften bestimmter Erzeugungsanlagen. Der Gesetzgeber 

hat folglich schon auf legislativer Ebene ein komplexes Regelungsdickicht erschaffen, welches 

                                                           
331  Vgl. König 2013, S. 375. 
332  §§ 11 EEG 2009. 
333  Vgl. § 13 Abs. 3 EnWG 2016. 
334  Vgl. hierzu König 2013, S. 377, sowie zum aktuellen europäische Rechtsrahmen des Engpassmanagements 

S. 182 ff. 
335  ,Leitlinien für das Management und die Vergabe verfügbarer Übertragungskapazitäten auf Verbindungslei-

tungen zwischen nationalen Netzen‘ (Anhang 1 zur VO 714/2009). 
336  ,Framework Guidelines on Capacity Allocation an Congestion Management‘. 
337  ,Network Code on Capacity Allocation and Congestion Management‘. 
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auf einem im Zeitverlauf stattfindendem Hinzuaddieren weiterer Einzelregelungen basiert, an-

statt grundlegend übersichtliche Strukturen zu generieren.  

 

5.3.1) Engpassmanagement – § 15 StromNZV 

Da § 15 StomNZV mit der Überschrift ,Engpassmanagement‘ versehen ist, kann diese Norm 

als Hauptnorm des deutschen Engpassmanagements bezeichnet werden. Dabei verdeutlicht sich 

direkt, wo das Engpassmanagement juristisch angesiedelt ist: Auf der Ebene einer Verordnung 

und nicht etwa direkt im EnWG. Dies mag der speziellen Ausprägung der Thematik der Eng-

pässe geschuldet sein, hängt jedoch auch mit der o. g. Parallelität weiterer Normen zusammen. 

Insgesamt ist § 15 StromNZV relativ knapp gehalten und unterscheidet nicht deutlich zwischen 

kurz- und langfristigem Engpassmanagement. Die Fachliteratur ist sich einig, dass mit § 15 

Strom NZV lediglich langfristige und strukturelle Netzengpässe adressiert werden.338 Diese 

Folgerung leitet sich aus mehreren Ausprägungen der Norm ab, beispielsweise aus der An-

nahme des § 15 Abs. 3 StromNZV, dass Netzbetreiber aus der Engpassbewirtschaftung Erlöse 

erzielen, was jedoch in erster Linie bei langfristigen Engpässen und der damit verbunden Etab-

lierung von Auktionen gegeben ist. Jedoch verpflichtet § 15 Abs. 1 StromNZV trotzdem zu 

einem kurzfristigen Engpassmanagement, da er die Netzbetreiber zum Einsatz netz- und markt-

bezogener Maßnahmen verpflichtet.339 Damit wird der Bezug zum EnWG hergestellt, genauer 

gesagt, zum § 13 EnWG, der das kurzfristige Engpassmanagement auf der Ebene der Übertra-

gungsnetzbetreiber regelt. Das langfristige Engpassmanagement gilt gem. § 15 StromNZV als 

Ultima Ratio, welches es, so lange wie möglich, mittels Maßnahmen des kurzfristigen Engpass-

management zu vermeiden gilt, um die negativen Folgen der Bewirtschaftung struktureller 

Engpässe, welche sich in einer Teilung der einheitlichen Preiszone darstellen würden, nicht in 

Kauf nehmen zu müssen. Erst wenn netz- und marktbezogene Maßnahmen aufgrund dauerhaft 

auftretender Netzengpässe keinen Erfolg mehr in der Bewirtschaftung erwarten lassen, sollen 

die Netzbetreiber gem. § 15 Abs. 2 StromNZV zu einer langfristigen Bewirtschaftung ihrer Ka-

pazitäten übergehen.340 Der deutsche Gesetzgeber hat das langfristige Engpassmanagement 

                                                           
338  Vgl. König 2013, S. 377 f. 
339  Netzbezogene Maßnahmen betreffen lediglich den Netzbetrieb und beeinträchtigen nicht die Netznutzer (aus-

führlich siehe unten). Marktbezogene Maßnahmen beruhen auf vertraglichen Regelungen mit Dritten (aus-
führlich siehe unten). 

340  Vgl. König 2013, S. 379 f. 
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folglich in § 15 StromNZV etabliert, hebt jedoch an dieser Stelle deutlich hervor, dass die Maß-

nahmen des kurzfristigen Engpassmanagements, welche wiederum im EnWG angesiedelt sind, 

seine eindeutig präferierte Verfahrensweise darstellen.  

 

5.3.2) Systemverantwortung der Netzbetreiber 

Gemäß der aktuellsten Fassung des EnWG vom 29. August 2016, hier EnWG 2016 genannt, 

werden mit den §§ 13 und 14 EnWG die Rechte und Pflichten der deutschen Übertragungs- und 

Verteilnetzbetreiber zur Beseitigung von Gefährdungen oder Störungen, welche die Sicherheit 

und Zuverlässigkeit des Elektrizitätsversorgungssystems beeinträchtigen, näher definiert. Da-

bei ist zu beachten, dass § 14 Abs. 1 EnWG eine kurz gehaltene Ableitung dieser Verpflichtun-

gen und Befugnisse aus dem Bereich der Übertragungsnetzbetreiber (§ 13 EnWG) darstellt, 

sofern die Verantwortlichkeit der VNB für die Sicherheit und Zuverlässigkeit in ihrem Netz 

tatsächlich gegeben ist.  

Vorab ist die Definition einer Gefährdung i. S. d. §§ 13, 14 Abs. 1 EnWG als Ausgangspunkt 

für daraus folgendes Handeln der Netzbetreiber klarzustellen: 

„Eine Gefährdung der Sicherheit oder Zuverlässigkeit des Elektrizitätsversorgungssystems 
in der jeweiligen Regelzone liegt vor, wenn örtliche Ausfälle des Übertragungsnetzes oder 
kurzfristige Netzengpässe zu besorgen sind oder zu besorgen ist, dass die Haltung von Fre-
quenz, Spannung oder Stabilität durch die Betreiber von Übertragungsnetzen nicht im er-
forderlichen Maße gewährleistet werden kann.“341 

Somit zeigt sich, dass § 13 EnWG deutlich über die Regelung von Engpässen gem. § 15 Strom-

NZV hinausgeht, da hier das gesamte Gefährdungsmanagement betrachtet wird. Neben den 

kurzfristigen Netzengpässen, die § 13 EnWG zwangsläufig gem. § 15 Abs. 1 StromNZV auf-

greift342, sollen jegliche Gefährdungs- und Störungssituationen auf dieser legislativen Grund-

lage erfolgreich behoben werden. Eindeutig ist jedoch, dass kurzfristiges Engpassmanagement 

in der Praxis der häufigste Anwendungsfall von §§ 13, 14 Abs. 1 EnWG ist.343  

§ 13 Abs. 1 u. 2 EnWG konkretisieren das Instrumentarium, dessen sich die Netzbetreiber im 

Gefährdungs- oder Störungsfall bedienen können. Dabei zeigt § 13 Abs. 1 EnWG ein hierar-

                                                           
341  § 13 Abs. 4 EnWG 2016. 
342  Siehe oben. 
343  Vgl. König 2013, S. 381. 
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chisch abgestuftes Maßnahmenpaket auf, welches um § 13 Abs. 2 EnWG als Notfallmaßnah-

men (auch Anpassungsmaßnahmen genannt) und ,Ultima Ratio‘ ergänzt wird. Zunächst stehen 

dem Netzbetreiber ,netzbezogene Maßnahmen‘ zur Verfügung, welche interne Maßnahmen 

und Netzschaltungen des jeweiligen verantwortlichen Netzbetreibers sind. Diese Maßnahmen 

haben keinerlei Außenwirkung auf die Netznutzer344 und stellen ein internes Management des 

Netzbetreibers dar, welches an dieser Stelle nicht näher erläutert werden soll. Stellen sich diese 

netzbezogenen Maßnahmen als nicht ausreichend heraus, um die Gefährdungs- oder Störungs-

situation zu beheben, darf der verantwortliche Netzbetreiber im nächsten Schritt dazu überge-

hen, ,marktbezogene Maßnahmen‘ gem. § 13 Abs. 1 Nr. 2 EnWG durchzuführen. Damit ist der 

Einsatz von Regelenergie345, der Einsatz vertraglich vereinbarter ab- und zuschaltbarer Lasten 

und das Management von Engpässen gemeint. Für die Beschaffung von ab- und zuschaltbaren 

Lasten mittels bilateraler Verträge sind gem. § 13 Abs. 6 transparente und diskriminierungs-

freie Ausschreibungsverfahren, ergo wettbewerbliche Verfahren vorgeschrieben. In § 13 Abs. 1 

Nr. 3 EnWG werden zudem zusätzliche Reserven angesprochen, die den Netzbetreibern zur 

Verfügung stehen. Abgezielt wird hier auf die jüngst etablierten Netzreserven (§ 13d EnWG) 

und die Kapazitätsreserve (§ 13e EnWG).346 Dabei sind die Netzbetreiber verpflichtet, gem. 

§ 13d EnWG Stromerzeugungsanlagen zur Bewirtschaftung von Netzengpässen und der Span-

nungshaltung vorzuhalten. Diese Anlagen setzen sich aus Anlagen zusammen, die systemrele-

vant sind, jedoch nicht mehr direkt betriebsbereit sind, da sie beispielsweise nicht mehr im 

rentablen Bereich produzieren, oder aus bereits vorläufig stillgelegten Anlagen. § 13e EnWG 

schreibt den Netzbetreibern vor, auch zum Zwecke der Spannungshaltung eine Kapazitätsre-

serve vorzuhalten. Diese soll schrittweise ab dem Winterhalbjahr 2018/2019 außerhalb der 

Strommärkte gebildet werden und einen Umfang von zwei Gigawatt besitzen. Den Anlagenbe-

treibern wird dabei eine finanzielle Vergütung zugesprochen, deren Umfang sich aus § 13e 

Abs. 3 EnWG ergibt und die seitens der verantwortlichen Netzbetreiber zu entrichten ist. Die 

Netzbetreiber können diese Zahlung wiederum über ihre Netzentgelte auf die Netzkunden um-

legen.347 Der Umfang der Kapazitätsreserve soll einem zweijährlichen Monitoring gem. § 63 

Abs. 2 S. 1 Nr. 2 EnWG unterzogen und daraufhin durch das Bundesministerium für Wirtschaft 

                                                           
344  Vgl. Schwintowski 2012, S. 137. 
345  Regelenergie bezeichnet eine Reserve, die Schwankungen der Strommenge im Netz, genauer gesagt der 

Stromfrequenz (in Deutschland 50 Hertz), bei ungeplanten Ein- und Ausspeisungen (Angebot/Nachfrage) aus-
gleicht, um einen Zusammenbruch des Stromnetzes oder Schäden an selbigem und den an ihm angeschlosse-
nen Anlagen zu vermeiden (vgl. Schmidt-Preuß 2016, S. 186). 

346  Vgl. Kap. 4.3.5) der vorliegenden Arbeit. 
347  § 13h EnWG, sowie § 13e Abs. 3 EnWG. 
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und Energie überprüft werden. Zudem wird die durch diese Gesetzgebung gebundene Reserve-

leistung vorab auf maximal fünf Prozent der durchschnittlichen Jahreshöchstlast im gesamten 

Bundesgebiet begrenzt und kann nur mittels Zustimmung des Bundestags erweitert werden, 

was ein Ausufern dieser Reservevorhaltung außerhalb der liberalisierten Strommärkte begren-

zen soll.348 

 

5.3.3) Vorrangiger Anschluss und Abnahme des EEG-Stroms 

Das Einspeisemanagement, also das Instrumentarium zur Regelung der Leistung von regenera-

tiven Erzeugungsanlagen und damit auch Onshore-Windenergieanlagen, ist in erster Linie nicht 

als reines Instrument zum Abregeln von Energie zu verstehen, sondern erfüllt aufgrund der 

besonderen legislativen Verankerung von erneuerbaren Energien im deutschen Energierecht 

noch einen anderen Zweck: Es kann als „Ausnahmeregelung zur grundsätzlichen Abnahme-

pflicht des Netzbetreibers“ nach § 8 Abs. 1 EEG angesehen werden.349 § 8 EEG etabliert den 

vorrangigen Anschluss von regenerativen Erzeugungsanlagen vor allen anderen Erzeugungs-

anlagentypen am Netz des zuständigen Netzbetreibers. Damit wird der Netzbetreiber verpflich-

tet, diese Anlagen umgehend an sein Netz anzuschließen und auch die vorrangige Abnahme 

des erzeugten Stroms gem. § 11 Abs. 1 EEG schnellstmöglich sicherzustellen. Die vorrangige 

Abnahme des regenerativ erzeugten Stroms, die sich logisch aus den umweltenergierechtlichen 

Zielen nach § 1 EEG ableiten lässt, bedingt also zwangsläufig auch den vorrangigen Anschluss 

der Anlagen an das Stromnetz. Dieser vorrangige Anschluss befindet sich gem. § 8 EEG in der 

Zuständigkeit des verantwortlichen Netzbetreibers, was den erneuerbaren Energien eine Hürde 

zum Markteintritt über das regulierungsbedürftige Stromnetz nehmen soll. Dabei stellt sich die 

Problematik eines vorrangigen Netzzugangs erst vor dem Hintergrund von auftretenden 

Netzengpässen, da der rein technische Anschluss an ein Stromnetz keine große Herausforde-

rung darstellt. Lediglich bei Netzengpässen wird hinsichtlich der vorrangigen Abnahme und 

des daran gekoppelten Anschlusses von regenerativen Erzeugungsanlagen eine Rangfolge für 

die Einspeisung erstellt, um die knappe Transportkapazität anhand bestimmter Priorisierungen 

nutzen zu können.350 Der deutsche Gesetzgeber hat diese Priorisierung u. a. mit § 8 Abs. 1 EEG 

                                                           
348  § 13e Abs. 5 EnWG. 
349  Vergoßen 2012, S. 51. 
350  Vgl. König 2013, S. 383. 
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etabliert und konfrontiert den verantwortlichen Netzbetreiber mit dieser Einspeise- und An-

schlusshierarchie. Wie viel Bedeutung diesem Vorrangverhältnis beigemessen wird, belegt 

auch § 12 Abs. 1 EEG, der besagt, dass Netzbetreiber gegenüber Einspeisewilligen (EEG-An-

lagen) unverzüglich ihr Netz auszubauen, zu verstärken oder zu optimieren haben. § 8 Abs. 4 

EEG verweist direkt auf diese Regelung, indem er betont: „Die Pflicht zum Netzanschluss be-

steht auch dann, wenn die Abnahme des Stroms erst durch die Optimierung, die Verstärkung 

oder den Ausbau des Netzes nach § 12 möglich wird“.351 Folglich muss der verantwortliche 

Netzbetreiber sogar sein Netz eigens für das Einspeisebegehren ausbauen, um der Vorrangre-

gelung nachzukommen, wodurch der Gesetzgeber direkt in die Investitionsplanung des Netz-

betreibers eingreift. Eingeschränkt wird dies nur durch eine „wirtschaftliche Unzumutbarkeit“ 

gem. § 12 Abs. 4 EEG. 

 

5.3.4) Einspeisemanagement 

Das Einspeisemanagement ist seit dem EEG 2014 und somit auch im aktuellen EEG 2017 in 

§ 14 EEG beschrieben. In den vorangegangenen Novellen war es unter § 11 EEG zu finden, 

was sich jedoch aufgrund der zahlreichen Änderungen und komplexer gestalteten Ausführun-

gen innerhalb des EEG verschob. Das Einspeisemanagement (EinsM) bezeichnet eine spezielle 

Rechtsgrundlage des EEG, auf deren Basis die Einspeisung aus regenerativen Erzeugungsanla-

gen durch den Netzbetreiber gedrosselt werden darf. Dabei existierte das EinsM bereits deutlich 

früher als die Regelungen gem. §§ 13, 14 EnWG, und ermöglichte es schon im EEG 2004 mit-

tels § 4 Abs. 3 S. 2 EEG 2004, dass EEG-Anlagen unter bestimmten Voraussetzungen abgere-

gelt werden dürfen. Da erst mit dem EnWG 2005 die §§ 13, 14 EnWG erlassen wurden, kam 

es sogar zu einer parallelen Existenz beider Normen, die es häufig unklar erscheinen ließ, wel-

che rechtmäßige Grundlage für ein legitimes Erzeugungsmanagement genutzt werden soll. Erst 

mit der Energierechtsnovelle 2011 gelang es dem Gesetzgeber unter Überarbeitung von EEG 

und EnWG für Klarheit zu sorgen.352 Seitdem ist das Einspeisemanagement nicht als eigenstän-

diges Instrument, sondern als ein Part des Instrumentariums gem. §§ 13, 14 EnWG zu verste-

hen. Dies ergibt sich vor allem aus § 13 Abs. 3 S. 1 EnWG, der vorsieht, dass bei allen durch 

den Netzbetreiber im Rahmen seiner Systemverantwortung zu ergreifenden Maßnahmen die 

                                                           
351  § 8 Abs. 4 EEG 2017. 
352  Vgl. König 2013, S. 383 f. 
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vorrangige Stromabnahme aus EEG-Anlagen gem. § 11 Abs. 1 EEG353 zu gewährleisten ist. 

Liegt eine Gefährdung oder Störung vor, die aufgrund einer Überlastung der Netzkapazität auf-

tritt, so dürfen im Rahmen der Notfallmaßnahmen gem. § 12 Abs. 2 EnWG auch EEG-Anlagen 

abgeregelt werden, insofern die Anforderungen gem. §§ 14 und 15 EEG eingehalten werden.354  

Die hohe Priorität der Einspeisung von EEG-Anlagen auch zu Zeiten knapper Transportkapa-

zitäten mit evtl. sogar daraus resultierenden Gefährdungen wird folglich auch durch die Zuord-

nung der Abregelbarkeit von EEG-Analgen zu den Notfallmaßnahmen des Netzbetreibers er-

sichtlich. Er kann also nur in letzter Instanz diese Anlagen regeln, wenn sein gesamtes Reg-

lungsspektrum von netz- sowie marktbezogenen und zusätzlichen Maßnahmen gem. § 13 

Abs. 1 EnWG ausgeschöpft ist. Hier knüpft nun § 14 EEG als ,Lex specialis‘ an und definiert 

die Voraussetzungen, unter denen der verantwortliche Netzbetreiber die in seinem Bereich ein-

speisenden Anlagen regelt, dar. Nachdem die Norm zunächst einmal die Pflicht des Netzbetrei-

bers zum Ausbau des Netzes gem. § 12 EEG wiederholt, voranstellt und betont, dass es sich in 

jedem Fall nur um eine ,ausnahmsweise Regelung‘ der Einspeiseleistung handeln kann, wird 

die potenzielle Entstehung eines Netzengpasses als grundlegende Bedingung herausgestellt.355  

Zudem muss auch in der für die Netzstabilität kritischen Situation eines entstehenden Netzen-

gpasses der Vorrang für Strom aus regenerativen Quellen gewahrt werden. Einzig und allein 

das sogenannte ,netztechnisch erforderliche Minimum‘356 darf die Sonderstellung des EEG-

Stroms durchbrechen, da hiermit Erzeugungsanlagen gemeint sind, die es dem Netzbetreiber 

ermöglichen, sein Netzsystem zuverlässig zu stabilisieren. Des Weiteren hat der Gesetzgeber 

für die Abregelung von EEG-Anlagen zu entschädigen, was § 15 EEG unter der Überschrift 

,Härtefallregelung‘ näher beschreibt. So müssen die Betreiber von EEG-Anlagen nach einer 

Reduzierung ihrer Einspeiseleistung gem. § 14 Abs. 1 EEG für 95 Prozent der entgangenen 

Einnahmen zuzüglich weiterer Aufwendungen entschädigt werden. Sollten diese Einnahmeaus-

fälle ein Prozent der Einnahmen desselben Jahrs übersteigen, so sind die Anlagenbetreiber ab 

diesem Zeitpunkt zu 100 Prozent zu entschädigen. Diese Entschädigungspflicht kann als Be-

sonderheit erachtet werden, da sie im Bereich der Anwendung von Notfallmaßnahmen gem. 

§ 13 Abs. 2 EnWG eigentlich ausgeschlossen ist. § 15 Abs. 1 S. 1 EEG 2017 weist auch mit 

                                                           
353  Siehe oben. 
354  Vgl. § 13 Abs. 3 S. 3 EnWG 2016. 
355  Vgl. § 14 EEG 2017. 
356  Vgl. § 13 Abs. 3 EnWG 2016. 
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dem Wort ,abweichend‘ auf diese Ausnahme hin und verweist auf § 13 Abs. 4 EnWG, der den 

Ausschluss der Entschädigung im Rahmen von Notfallmaßnahmen im EnWG 2012 regelte. An 

dieser Stelle muss allerdings aufgezeigt werden, dass dieser Verweis auf die Norm des EnWG 

seit der Novelle zum EnWG 2016 nicht mehr gültig ist und somit auch im EEG 2017 in den 

Verweis auf § 13 Abs. 5 EnWG geändert werden muss.357  

Die Entschädigung wird durch den Netzbetreiber entrichtet, in dessen Netz die Ursache für den 

Netzengpass auftritt. Dabei ist es unerheblich, ob die regenerativen Erzeugungsanlagen auch 

tatsächlich in seinem Netz angeschlossen sind. Sollte dies nicht der Fall sein, so entschädigt der 

verursachende Netzbetreiber nach dem Verständnis des hierarchischen Netzaufbaus den Netz-

betreiber, in dessen Netz die EEG-Anlage angeschlossen ist und dieser leitet die Entschädigung 

an den Betreiber der Anlage weiter.358 Der Netzbetreiber kann die entstandenen Kosten dann 

wiederum auf die Netzentgelte seiner Konsumenten umlegen, wenn er nicht für den Engpass 

verantwortlich war. Die Verantwortung wird ihm zugesprochen, sobald er Ausbau, Optimie-

rung und Verstärkung nicht im Rahmen der wirtschaftlichen Zumutbarkeit vorangetrieben 

hat.359 Die Entschädigung soll für Investitionssicherheit in netzengpassgefährdeten Regionen 

sorgen und damit die Förderzwecke gem. § 1 EEG stützen. Gleichzeitig soll die vorläufige Be-

schränkung der Entschädigung auf 95 Prozent der entgangenen Einnahmen den Anlagenbetrei-

bern jedoch auch einen Anreiz bieten, die vorherrschende Netzsituation zumindest zeitweise in 

ihr betriebswirtschaftliches Kalkül einzubeziehen. Allerdings dürfte das lediglich bei Netzregi-

onen der Fall sein, in denen die potenziellen Erbauer von Windenergieanlagen den Schwellen-

wert von einem Prozent der Jahreseinnahmen nicht überschritten sehen. In Schwerpunktregio-

nen für Netzengpässe wird diese Schwelle auch schon in der Projektierungsphase als erreichbar 

abzusehen sein und setzt somit wohl kaum die erwarteten Anreize.  

 

 

 

                                                           
357  S. Drucksache des Bundesrates 355/16 ,Gesetz zur Einführung von Ausschreibungen für Strom aus erneuer-

baren Energien und zu weiteren Änderungen des Rechts der erneuerbaren Energien‘ vom 08.07.2016. Dort 
wurde § 15 EEG nicht geändert und verweist somit weiterhin auf § 13 Abs. 4 EnWG. Durch die Neufassung 
des EnWG ,Energiewirtschaftsgesetz vom 7. Juli 2005 (BGBl. I S. 1970, 3621), das durch Artikel 3 des Ge-
setzes vom 29. August 2016 (BGBl. I S. 2034) geändert worden ist‘, ist der Sachverhalt nicht Abs. 4 EnWG, 
sondern in § 13 Abs. 5 EnWG geregelt. 

358  Vgl. § 15 Abs. 1 EEG 2017. 
359  Vgl. § 15 Abs. 2 EEG 2017. 
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5.3.5) Verweigerung des Netzzugangs 

Im Sinne der Vollständigkeit soll an dieser Stelle noch auf den § 20 EnWG eingegangen wer-

den, der den Netzzugang regelt und im zweiten Absatz die Verweigerung des Netzzugangs 

durch den Netzbetreiber gegenüber Anlagenbetreibern beschreibt. Damit ist die dauerhafte Ver-

weigerung des Netzzugangs aus betriebsbedingten oder sonstigen Gründen seitens des Netzbe-

treibers gemeint, sofern ein Anschluss für den Netzbetreiber unzumutbar ist. Auch kann eine 

vorübergehende Zugangsverweigerung gemeint sein, bis es dem Netzbetreiber betriebsbedingt 

wieder möglich ist, angemessene Kapazitätserweiterungsmaßnahmen durchzuführen. Dies 

kann prinzipiell nur bei langfristigen Kapazitätsproblemen der Fall sein, wenn also das Netz 

z. B. nicht für eine sehr groß dimensionierte, neue Erzeugungsanlage ausgelegt ist, da die tech-

nischen Voraussetzungen nicht vorliegen und eine Aufrüstung des Netzes für allein diese An-

lage untragbar hohe Kosten verursachen würde.360 Häufig wird § 20 Abs. 2 EnWG in der Fach-

literatur bei der prophylaktischen Vermeidung von kurzfristigen Netzengpässen ins Spiel ge-

bracht, was jedoch nicht zutrifft. Die pauschale Verweigerung des Zugangs zum Stromnetz 

aufgrund von Kapazitätsproblemen ist nicht zulässig, da §§ 15 Strom NZV; 13, 14 Abs. 1 

EnWG eindeutige Voraussetzungen für die Verweigerung der Einspeiseleistung im Falle von 

Kapazitätsengpässen aufweisen. Zwar stellt auch die Verringerung oder komplette Abregelung 

der Einspeiseleistung gem. § 13 Abs. 1 EnWG in gewisser Weise eine Verweigerung des Netz-

zugangs dar, dennoch werden in der gängigen Praxis derartige Maßnahmen aus o. g. Gründen 

nicht auf § 20 Abs. 2 EnWG gestützt, da dieser eine andere Zielrichtung besitzt.361  

 

5.4) Abschaltrangfolge  

In diesem Abschnitt soll das normative Zusammenspiel der soeben erläuterten gesetzlichen 

Grundlagen im Bereich der Engpassbewirtschaftung thematisiert werden. Diese Abschaltrang-

folge ist in der Fachliteratur auch häufiger als ,gesetzliches Stufensystem‘ bekannt und zeigt 

ein hierarchisches Ineinandergreifen bestimmter Maßnahmen zur Bewirtschaftung von Netzen-

gpässen im Bereich konventioneller und regenerativer Erzeugungsanlagen auf. Zum Stand der 

vorliegenden Arbeit ist es aufgrund der jüngsten legislativen Novellierungen im Bereich des 

                                                           
360  Vgl. Böwing 2016, S. 864 f. 
361  Vgl. König 2013, S. 387 f. 
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EEG und des EnWG, die beide die zwei wesentlichen Gesetze in Bezug auf die Engpassbewirt-

schaftung vor dem Hintergrund der Fragestellung dieser Arbeit darstellen sowie aufgrund der 

in der Fachliteratur durchaus teilweise umstrittenen Rangordnung der Maßnahmen schwierig, 

eine konkrete Einordnung mit dem Anspruch auf vollumfängliche Richtigkeit vorzunehmen. 

Auch ist es der Bundesnetzagentur seit März 2011 leider nicht gelungen in den in regelmäßigem 

Turnus erscheinenden ,Leitfäden zum EEG-Einspeisemanagement‘ die Abschaltrangfolge an 

die sich wandelnden gesetzlichen Bestimmungen anzupassen, was die anleitende und hilfestel-

lende Arbeit der federführenden Regulierungsbehörde leider nicht sehr aktuell erscheinen 

lässt.362  

Im Wesentlichen verläuft die Abschaltrangfolge dreistufig entlang der in § 13 Abs. 1 EnWG 

vorgegebenen Maßnahmen: netzbezogene, marktbezogene und Notfallmaßnahmen. Dabei glie-

dern sich die Vorgaben gem. EEG zur Regelung der Wirkleistungseinspeisung regenerativer 

Erzeugungsanlagen als untergeordnetes Recht in das Instrumentarium des EnWG ein. Die 

Rangfolge orientiert sich dabei an bestimmten Aspekten, die dem Instrumentarium zugrunde 

liegen und seitens der Bundesnetzagentur vor dem Hintergrund des damals noch widersprüch-

lichen und konkurrierenden Rechtsverhältnisses von §§ 13, 14 EnWG und § 11 EEG (Jahr 2011 

– heute § 14 EEG) herausgestellt wurden: 

Oberste Priorität haben Netz- und Systemsicherheitsaspekte, sodass für die Netzstabilität drin-

gend benötigte Anlagen lediglich bis zum netztechnisch erforderlichen Minimum herunterge-

fahren werden. Direkt danach folgen umweltpolitische Aspekte und Zielsetzungen, die dazu 

führen, dass die Einspeisung aus regenerativen Erzeugungsanlagen so lange wie möglich erfol-

gen soll. Zuletzt siedeln sich ökonomische Faktoren in dieser Rangordnung an, die bewirken 

sollen, dass keine Mehrkosten ohne ökologischen Mehrwert anfallen, womit die volkswirt-

schaftliche Effizienz zugunsten des Verbrauchers gewahrt werden soll.363  

Wie § 13 Abs. 1 EnWG eindeutig zu entnehmen ist, existiert eine Rangordnung zwischen den 

in dieser Norm aufgeführten Maßnahmen, sodass der Netzbetreiber nicht frei in seiner Auswahl 

ist. Insbesondere zwischen den netz-, und marktbezogenen Maßnahmen existiert in der juristi-

schen Fachliteratur Streit darüber, ob sie hierarchisch unterstellt sind, oder aufgrund fehlender 

                                                           
362  Vgl. Internetquelle BNA – Leitfaden EEG EinsM Version 2.1, S. 5: In diesem Kapitel wird seit mehreren 

Versionen die voraussichtliche Aktualisierung der gesetzlichen Änderungen in einer späteren Version ange-
kündigt. 

363  Vgl. Internetquelle BNA – Leitfaden EEG EinsM Version 1.0, S. 5. 
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Formulierungen, wie beispielsweise ,vorrangig‘, gleichgestellt sind.364 Auch die Nummerie-

rung in § 13 Abs. 1 EnWG zeigt kein eindeutiges Rangverhältnis innerhalb deutscher Gesetz-

gebung auf. Da sich die Behebung von Netzengpässen immer im Spannungsfeld von Versor-

gungssicherheit und Preisgünstigkeit bewegt, was aus der Zielsetzung des § 1 EnWG hervor-

geht, und marktbezogene Maßnahmen im Vergleich zu netzbezogenen Maßnahmen aufgrund 

bilateraler Ausgleichsregelungen in der Regel mit höheren Kosten verbunden sein dürften als 

interne Maßnahmen des Netzbetreibers, die dieselbe Wirkung erzielen, dürften marktbezogene 

Maßnahmen als nachrangig eingestuft werden. Unter Einbeziehung des weiteren Umstands, 

dass marktbezogene Maßnahmen in die Prozesse der Netznutzer eingreifen, erscheinen diese 

vor dem Gesichtspunkt der Verhältnismäßigkeit gegenüber lediglich in technische und interne 

Betriebsabläufe des Netzbetreibers eingreifende, netzbezogene Maßnahmen erneut als nach-

rangig. Folglich sind netzbezogene Maßnahmen vorrangig vor marktbezogenen Maßnahmen 

durch den Netzbetreiber zu wählen. Ist jedoch die Erfolgswahrscheinlichkeit bei netzbezogenen 

Maßnahmen im Vergleich zu marktbezogenen Maßnahmen vor dem Hintergrund der System-

sicherheit nicht gewährleistet, so kann der Netzbetreiber direkt zu marktbezogenen Maßnahmen 

übergehen.365 Notfallmaßnahmen gem. § 13 Abs. 2 EnWG sind jedoch eindeutig als subsidiär 

gegenüber netz- und marktbezogenen Maßnahmen einzuordnen und der Netzbetreiber darf sie 

lediglich umsetzen, wenn er sämtliche vorhandenen netz- und marktbezogenen Maßnahmen 

ausgeschöpft hat. Durch die Ausweitung der Anwendungsmöglichkeiten marktbezogener Maß-

nahmen im Zuge energierechtlicher Novellierungen der letzten Jahre, was zu einer höheren 

Mitwirkungspflicht eines weiteren Anlagenspektrums auf Erzeugungs- und Verbrauchsseite 

führte, kamen Notfallmaßnahmen gem. § 13 Abs. 2 EnWG in der Praxis jedoch bisher eher 

selten zur Anwendung.366  

In Bezug auf regenerative Erzeugungsanlagen eröffnet im Wesentlichen § 13 Abs. 3 EnWG mit 

Verweis auf § 11 Abs. 1 EEG und §§ 14, 15 EEG den Weg, im Rahmen des Engpassmanage-

ments auf erneuerbare Energien zuzugreifen. Dabei besteht für die Netzbetreiber die Pflicht, 

das Vorrangprinzip der erneuerbaren Energien hinsichtlich ihrer Wirkleistungseinspeisung in 

dieser Abschaltrangfolge zu beachten.367 Hierbei muss zwischen zwei grundlegenden Fällen, 

                                                           
364  Vgl. König 2013, S. 491 f. 
365  Vgl. ebd., S. 493 f. 
366  Vgl. ebd., S. 494. 
367  Siehe oben. 
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nämlich dem vertraglichen und dem gesetzlichen Erzeugungsmanagement unterschieden wer-

den. Das vertragliche Erzeugungsmanagement beruht auf bilateralen Verträgen, welche der 

Netzbetreiber mit dem Betreiber regenerativer Anlagen eingehen kann, um diese in Fällen, in 

denen er einen Engpass absehen kann, abzuregeln, obwohl sie durch die Abschaltrangfolge erst 

nachrangig zu regeln wären. Diese vertraglichen Vereinbarungen treten in der Praxis eher selten 

auf, da die Abregelung von EEG-Anlagen durch den Netzbetreiber aufgrund sich anbahnender 

Netzengpässe in jedem Fall zu einer Vergütung von mind. 95 Prozent der ursprünglichen Ein-

nahmen gem. § 15 EEG führt. Die Betreiber von EEG-Anlagen erhalten also kaum einen An-

reiz, den Netzbetreiber bereits deutlich früher auf ihre Anlagen zugreifen lassen zu können, es 

sei denn, die Vergütung der vertraglichen Vereinbarung läge oberhalb der Entschädigungszah-

lungen. Die Zahlung einer vertraglichen Abschaltvergütung wäre jedoch als ineffizient einzu-

stufen, da auf der Zeitachse der Abschaltrangfolge noch konventionelle Kraftwerke einspeisen, 

die weder freiwillig noch zwangsweise durch den Netzbetreiber abgeregelt wurden und somit 

die umweltenergierechtliche Zielsetzung des Gesetzgebers konterkarieren.  

Diese Abschaltvergütungen für EEG-Anlagen würden nämlich über die Netzentgelte auf die 

Verbraucher umgelegt werden und eben an diesem Punkt entsteht die Schnittmenge der Ineffi-

zienz: Der Verbraucher finanziert EEG-Anlagen über die EEG-Umlage und über seine zu ent-

richtenden Netzentgelte finanziert er auch den Umbau des Stromnetzes zur besseren Integration 

der EEG-Anlagen. Durch freiwillige Abschaltvergütungen, die dazu führen, dass EEG-Anlagen 

vor konventionellen Anlagen in ihrer Einspeiseleistung reduziert werden, sowie ein zwangs-

weises (gesetzliches) Abregeln von EEG-Anlagen mit daraus resultierender Entschädigung 

nach § 15 EEG vor Ausschöpfen aller Kapazitäten im Bereich der konventionellen Erzeugung 

würden die klimapolitischen Ziele verfehlt und die Verbraucher zudem doppelt mit Mehrkosten 

belegt werden.368 Aus dieser Perspektive ergibt sich die bereits erwähnte Abschaltrangfolge, 

die im Wesentlichen aus der Abregelung von konventioneller Erzeugung vor der Abregelung 

regenerativer Erzeugung besteht und zudem die Möglichkeit vertraglicher Vereinbarungen der 

Netzbetreiber mit Anlagenbetreibern vorsieht, um auch neben den rein gesetzlichen Bestim-

mungen effektives Handeln im Rahmen prozeduraler Steuerung in Abhängigkeit der jeweiligen 

Netzstruktur zu erlauben und somit Flexibilität zu stiften. Um das Zusammenwirken all dieser 

Faktoren zu verdeutlichen, soll die Abschaltrangfolge samt ihrer rechtlichen Grundlagen nach-

folgend skizziert werden: 

                                                           
368  Vgl. Internetquelle BNA – Leitfaden EEG EinsM Version 1.0, S. 5 f. 
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Das Ziel der Abschaltrangfolge, die seitens der Bundesnetzagentur im Jahr 2011 etabliert 

wurde, bestand darin, dem jeweiligen verantwortlichen Netzbetreiber Handlungssicherheit 

i. S. v. Rechtskonformität und eindeutige Vorgehensweisen anhand einer Normenhierarchie zu 

unterbreiten. Dabei sollte es dem Netzbetreiber ermöglicht werden, auch in Situationen unter 

hohem Zeitdruck und mit hohem Schadensrisiko die richtige Entscheidung zu fällen.369 Über 

dieser Struktur wird weiterhin das Ziel der Netz- und Systemsicherheit angesiedelt, welches 

unter allen Umständen, ergo im Zweifelsfall auch unter Abweichen von der Abschaltrangfolge, 

weiterhin zu gewährleisten ist.370 

Zuerst muss durch den Netzbetreiber ein sich mit hinreichender Wahrscheinlichkeit anbahnen-

der, kritischer Netzzustand im Sinne einer Gefährdung nach § 13 Abs. 4 EnWG anhand einer 

durch die Regulierungsbehörden nachprüfbaren Prognoseentscheidung konstatiert werden. In 

einem ersten Schritt kann der Netzbetreiber versuchen, den Engpass mittels netzbezogener 

Maßnahmen, also internen Eingriffen in den Netzbetrieb ohne Außenwirkung, zu beheben (§ 13 

Abs. 1 S. 1 Nr. 1 EnWG). Sollten die netzbezogenen Maßnahmen nicht die erforderliche Wir-

kung zeigen, kann der Netzbetreiber zu den marktbezogenen Maßnahmen gem. § 13 Abs. 1 S. 

1 Nr. 2 EnWG übergehen. Damit greift er aufgrund vertraglicher Vereinbarungen, also auf-

grund freiwilliger Basis, auf die Netznutzer zu. In erster Linie erfolgt dies über die Anpassung 

von Stromeinspeisungen aus konventionellen Anlagen. Zudem kann der Netzbetreiber im 

Rückgriff auf § 11 Abs. 3 EEG zur besseren Integration der EEG-Anlage vertraglich vom Ab-

nahmevorrang gem. § 11 Abs. 1 EEG abweichen. Wie bereits erwähnt, ist das für EEG-Anla-

genbetreiber jedoch aufgrund ihrer garantierten Entschädigungszahlung nicht sonderlich attrak-

tiv und deshalb eine Ausnahme. § 15 EEG, also die Entschädigungspflicht des EEG-Anlagebe-

treibers, bleibt von einem derartigen Verfahren jedoch unberührt.371 Weiterhin kann der Netz-

betreiber gem. § 13 Abs. 1 S. 3 EnWG zusätzliche Reserven mobilisieren, die er gem. §§ 13d 

und 13e EnWG vorhält.372 Sollte die Netzsicherheit noch immer gefährdet sein, kann der Netz-

betreiber zu den Notfall- oder Anpassungsmaßnahmen373 übergehen. Hier kann er gem. § 13 

Abs. 2 EnWG in erster Linie konventionelle Kraftwerke in ihrer Wirkleistungseinspeisung bis 

                                                           
369  Vgl. König 2013, S. 421. 
370  Vgl. Internetquelle BNA – Leitfaden EEG EinsM Version 1.0, S. 7. 
371  § 11 Abs. 3 S. 1 EEG. 
372  Siehe oben. 
373  Beide Begriffe sind in der Fachliteratur vertreten, wobei sich der Begriff ,Anpassungsmaßnahmen‘ näher am 

Wortlaut des EnWG orientiert. 
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zum netztechnisch erforderlichen Minimum374 reduzieren. Eine Entschädigung erhalten die 

Kraftwerksbetreiber dafür nicht.375 Der Netzbetreiber darf erst im nächsten Schritt regenerative 

Erzeugungsanlagen regeln. Dies erfolgt auf der Basis von zwei Grundlagen mit divergentem 

Verlauf: Beruht die Netzstörung nicht auf einem Netzengpass, den § 14 Abs. 1 EEG defi-

niert376, so erhalten auch die Betreiber von regenerativen Anlagen keine Entschädigung. Beruht 

die Netzstörung jedoch auf einem derartigen Netzengpass, eröffnet sich formell der Weg in das 

Einspeisemanagement nach § 14 EEG und die Anlagenbetreiber werden gem. § 15 Abs. 1 EEG 

für die entgangenen Ausfälle entschädigt. Zu beachten ist, dass die Abnahme der größtmögli-

chen EEG-Strommenge immer noch Priorität hat und lediglich der Netzsicherheit untergeord-

net wird. Zudem muss erwähnt werden, dass mittlerweile eine große Zahl an regenerativen Er-

zeugungsanlagen systemdienlich ist und sich stabilisierend auswirkt. Deshalb hat der Netzbe-

treiber auch zu beachten, dass er derartig qualifizierte Anlagen für die Gestellung des netztech-

nisch erforderlichen Minimums nutzen kann und muss. Hat der Netzbetreiber nun diese Ab-

schaltrangfolge durchdekliniert, bleibt ihm zuletzt nur noch das netztechnisch erforderliche Mi-

nimum als einspeisender Teil im Netz übrig. Im Sinne der Vollständigkeit sei erwähnt, dass 

natürlich auch dieser Teil gem. § 13 Abs. 2 EnWG geregelt werden kann.377 

Somit wurde die Abschaltrangfolge für den Netzbetreiber inklusive ihrer rechtlichen Grundla-

gen umfassend dargestellt. Augenscheinlich ist, dass es sich um ein komplexes Zusammenwir-

ken mehrerer rechtlicher Regelungen für unterschiedliche Energieträger mit unterschiedlichen 

Folgen handelt. Dabei stellen die o. g. Methoden des kurzfristigen Engpassmanagements 

gleichzeitig die wesentlichen Mechanismen der marktbezogenen Maßnahmen dar. Der Gesetz-

geber schaffte es mit den letzten Novellierungen von EEG und EnWG nach einigen Jahren für 

deutlich mehr Klarheit zu sorgen und damit auch einen hierarchischen Verfahrensablauf zu 

konstruieren, an welchem sich die Netzbetreiber orientieren können. Insgesamt sind bei allen 

Maßnahmen jedoch auch hohe Anforderungen an Transparenz und Überprüfbarkeit im Nach-

hinein erkennbar, die das Agieren des Netzbetreibers an legitimierte Grundlagen binden. 

 

 

                                                           
374  Siehe oben.  
375  Vgl. § 13 Abs. 5 EnWG. 
376  Siehe oben.  
377  Vgl. Internetquelle BNA – Leitfaden EEG EinsM Version 1.0, S. 5 ff. 
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5.5) Relevanz des Engpassmanagements 

Nach der erfolgten Darstellung des Engpassmanagements und seinen Ausdifferenzierungen so-

wie rechtlichen Hintergründe soll im Folgenden die Relevanz dieser Maßnahmen und ihre Ent-

wicklung aufgezeigt werden. Dabei ist es für die vorliegende Arbeit, die ihren Fokus auf die 

Schnittmenge von Stromnetzen und damit verbundener Ausfallarbeit in direktem Bezug zur 

Onshore-Windenergie legt, von hoher Relevanz, zwischen dem Engpassmanagement in Bezug 

auf konventionelle Anlagen und einer Bewirtschaftung von regenerativen Anlagen, also dem 

Einspeisemanagement, zu legen. Auf diese Weise ist es möglich, grundlegende empirische Da-

ten zu präsentieren, sie in den Kontext zu stellen und in der späteren Analyse sinnvoll bewerten 

zu können. Dazu wird im Folgenden die empirische Relevanz anhand der einzelnen Kategorien 

und Maßnahmen des kurzfristigen Engpassmanagements mittels der Daten aus den Quartalsbe-

richten der Bundesnetzagentur378 verdeutlicht.  

Netzbetreiber ergreifen zur Aufrechterhaltung der Sicherheit und Zuverlässigkeit ihres Netzes 

die bereits erörterten Maßnahmen, die sich aus den rechtlichen Grundlagen des EnWG379 erge-

ben: 

1) Redispatch: Hiermit sind vornehmlich marktbezogene Maßnahmen des Netzbetreibers 

gemeint, mit denen er die Stromeinspeisung von Kraftwerken reguliert (Erhöhung oder 

Abregelung). 

2) Reservekraftwerke: Der Netzbetreiber kann auf vertraglicher Grundlage Kraftwerks-

betreibern vorgeben, Wirkleistung in das Stromnetz einzuspeisen, um damit fehlende 

Redispatchleistung zu substituieren. 

3) Einspeisemanagement: Diese Maßnahme bezieht sich auf die Abregelung der Wirk-

leistungseinspeisung aus regenerativen Erzeugungsanlagen. Eine Abregelung erfolgt je-

doch nachrangig gegenüber konventionellen Erzeugungsanlagen und inkludiert in der 

Regel eine Entschädigungszahlung an den Anlagenbetreiber.  

4) Anpassungsmaßnahmen: Mit diesem Instrument kann der Netzbetreiber als ,Ultima 

Ratio‘ Stromein- oder ausspeisungen vornehmen, wenn sich seine anderen Maßnahmen 

als unzureichend für die Gewährleistung eines sicheren und zuverlässigen Netzbetriebs 

erweisen. 

                                                           
378  Vgl. Internetquelle: BNA 1. Quartalsbericht Netz- und Systemsicherungsmaßnahmen 2016. 
379  Siehe oben. 
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5.5.1) Redispatch 

In der Gesamtjahresbetrachtung des Jahrs 2015 hat sich die Menge der Redispatch-Einsätze 

durch die deutschen Netzbetreiber mehr als verdreifacht. Während sich die Gesamtmenge der 

Redispatchmaßnahmen (Einspeisereduzierungen und Einspeiseerhöhungen) im Jahr 2013 auf 

4 604 GWh und im Jahr 2014 auf 5 197 GWh belief, ist sie im Jahr 2015 auf 16 000 GWh an-

gestiegen. Die Dauer der Eingriffe betrug im Jahr 2015 15 811 Stunden (2013: 7 965 Stunden; 

2014: 8 453 Stunden). Im Jahr 2015 erfolgte an nahezu jedem Tag eine Regelung durch Netz-

betreiber.380 Da der Redispatch sich durch ein Reduzieren der Einspeisung vor dem Netzeng-

pass unter gleichzeitiger Erhöhung der Einspeiseleistung hinter dem Netzengpass kennzeichnet, 

muss auch hier eine Differenzierung vorgenommen werden. Die Menge der Einspeisereduzie-

rungen belief sich im Gesamtjahr 2015 auf ein Volumen von 7 994 GWh (2014: 2 597 GWh). 

Die damit verbundenen Einspeiseerhöhungen umfassten ein Volumen von 8 006 GWh (2014: 

2 597 GWh).  

Als Beispiel soll nur quartalsscharf das jeweils erste Quartal der Jahre 2015 und 2016 betrachtet 

werden, um die aktuellste Datenlage komparativ darstellen zu können.381 Im ersten Quartal 

2015 wurden Redispatchmaßnahmen im Volumen von 3 422 GWh durchgeführt, was zu Kos-

ten in Höhe von ca. 119 Mio. Euro führte. Damit machten die Redispatchmaßnahmen des ersten 

Quartals mehr als die Hälfte der Redispatchmaßnahmen des Gesamtjahrs 2014 aus (2014: 

5 197 GWh). Im ersten Quartal 2016 führten die deutschen Netzbetreiber bereits Redispatch-

maßnahmen im Umfang von 4 560 GWh durch. Folglich wuchs die Einsatzleistung erneut um 

1 138 GWh an. Die Kosten für diese Maßnahmen wurden auf ca. 52 Mio. Euro geschätzt und 

sanken somit gegenüber dem ersten Quartal des Jahrs 2015 (Q1 2015: 119 Mio. Euro) um ca. 

67 Mio. Euro.382  

 

 

                                                           
380  An insgesamt 331 Tage wurde im Zuge von Redispatchmaßnahmen durch Netzbetreiber eingegriffen. 
381  Zum Zeitpunkt der Erstellung dieses Kapitels lag als aktuellster Bericht der Quartalsbericht zum 1. Quartal 

2016 für Netz- und Systemsicherungsmaßnahmen der BNA vor. Die erste Erhebung fand mit dem 1. Quar-
talsbericht 2015 statt, weshalb nicht quartalsscharf auf ältere Daten zugegriffen werden konnte. Für alle o. g. 
Daten gilt folgende Quelle: vgl. Internetquelle: BNA 1. Quartalsbericht Netz- und Systemsicherungsmaßnah-
men 2016, sowie Internetquelle: BNA – Monitoringbericht nach § 63 Abs. 3 EnWG – 2015, S. 100 ff. 

382  Vgl. Internetquelle: BNA 1. Quartalsbericht Netz- und Systemsicherungsmaßnahmen 2016, S. 9. 
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5.5.2) Einsatz von Reservekraftwerken 

Für den Fall, dass die durch den Netzbetreiber am Markt zu beschaffende Wirkleistung zur 

Behebung des Netzengpasses nicht ausreicht, halten Netzbetreiber die Netzreserve383 vor. Die 

Netzreserve ist für den Fokus der vorliegenden Arbeit von untergeordneter Bedeutung, weshalb 

lediglich im Zuge der Vollständigkeit die grobe Entwicklung des Einsatzes der Netzreserve 

skizziert wird. Im Gesamtjahr 2015 betrug der Umfang der mittels der eingesetzten Reserve-

kraftwerke abgerufenen Reserveleistung 551 GWh (1. Quartal 2015: 95 GWh). Im ersten Quar-

tal 2016 wurde dieser Wert bereits deutlich überschritten, da durch die Netzbetreiber eine Re-

serveleistung im Umfang von 695 GWh abgerufen wurde.384 

                                                                                 

5.5.3) Einspeisemanagement 

Das Einspeisemanagement erfolgt nach den §§ 14, 15 EEG. Dabei ist zu beachten, dass es sich 

um ein nachgeordnetes Instrument der Systemsicherheitsmaßnahmen gem. § 13 EnWG han-

delt, um den Einspeisevorrang der regenerativen Energien nicht zu konterkarieren. Im Folgen-

den soll nun die Gesamtleistung aller EinsM-Maßnahmen erfasst werden, danach die Leistung 

der jeweils ersten Quartale, um einen Vergleich zum aktuellsten Datenbestand (erstes Quartal 

2016) herstellen zu können und im weiteren Verlauf noch explizit auf die Betroffenheit der 

Onshore-Windenergie in diesem Kontext eingehen zu können.  

Im Gesamtjahr 2013 betrug das Volumen der Ausfallarbeit385 aller EEG-Anlagen 555 GWh. 

Im Jahr 2014 steigerte sich dieses Volumen auf 1 581 GWh und verdreifachte sich somit na-

hezu.386 Dabei entstanden nur vier Prozent der Ausfallarbeit des Jahrs 2014 im Übertragungs-

netz. Die Mehrheit mit ca. 96 Prozent fiel auf das Verteilnetz, wobei zwischen ,eigenen Maß-

nahmen‘ (42 Prozent der Gesamtausfallarbeit), also konkreten Engpässen im Netzgebiet des 

verantwortlichen Verteilnetzbetreibers, und ,unterstützenden Maßnahmen‘ (54 Prozent der Ge-

samtausfallarbeit), bei denen die Verteilnetzbetreiber den Übertragungsnetzbetreiber im Sinne 

nachgelagerter Netzebenen bei der Behebung des Netzengpasses unterstützen, differenziert 

werden muss. Im Jahr 2015 stieg die Ausfallarbeit erneut deutlich auf 4 722 GWh an. Die Ent-

schädigungszahlungen beliefen sich im Jahr 2013 auf insgesamt 43,7 Mio. Euro, im Jahr 2014 

                                                           
383  Vgl. § 13d EnWG. 
384  Vgl. Internetquelle: BNA 1. Quartalsbericht Netz- und Systemsicherungsmaßnahmen 2016. 
385  Ausfallarbeit ist hier immer im Sinne des EinsM (§14 EEG) zu verstehen. 
386  Internetquelle: BNA – Monitoringbericht nach § 63 Abs. 3 EnWG – 2015, S. 110. 
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auf 82,7 Mio. Euro und im Jahr 2015 auf 478 Mio. Euro. Das ergibt im direkten Vergleich mit 

dem Jahr 2013 eine Kostensteigerung von ca. 89 Prozent im Jahr 2014 und von ca. 994 Prozent 

im Jahr 2015. Die EinsM-Maßnahmen der ersten Quartale betrugen im Jahr 2015 1 135 GWh 

und 2016 1 511 GWh, was einen erneuten Anstieg aufzeigt. Die Entschädigungskosten beliefen 

sich im ersten Quartal 2015 auf 116,9 Mio. Euro und im ersten Quartal 2016 auf ca. 148 Mio. 

Euro.387 Dies lässt ein weiteres Anhalten des Aufwärtstrends auch in Bezug auf die Folgekosten 

vermuten. 

 

Abbildung 9:  Ausfallarbeit durch EinsM-Maßnahmen 

Quelle:  Eigene Darstellung auf Grundlage Internetquelle: Antwort BReg – kleine Anfrage  

 BÜNDNIS 90/DIE GRÜNEN vom 11.08.2016, BT-Drucksache 18/9378, S. 4 

In der vergleichenden Betrachtung ist die Rolle der Onshore-Windenergie nicht nur in der 

Stromproduktion unter den erneuerbaren Energien führend, sondern aufgrund dieses Umstands 

auch in der Abregelung durch die Netzbetreiber im Zuge des EinsM.  

Abbildung 9 visualisiert diese Erkenntnis und legt offen, dass die Windenergie den Hauptteil 

der Ausfallarbeit aller EEG- und KWK-Anlagen388 trägt. So war die Onshore-Windenergie im 

                                                           
387  Vgl. Internetquelle: BNA 1. Quartalsbericht Netz- und Systemsicherungsmaßnahmen 2016, S. 17 ff. 
388  KWK-Anlagen sind Kraft-Wärme-Kopplungs-Anlagen sind Anlagen, die neben elektrischem Strom auch 

Wärme in einem gemeinsamen thermodynamischen Prozess gewinnen. Sie werden nach dem KWK-Gesetz 
und teilweise auch dem EEG gefördert. Da sie als klimafreundlich gelten, werden sie üblicherweise zu Be-
trachtungen, die sich auf regenerative Erzeugungsanlagen beziehen, mitbetrachtet. 
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Gesamtjahr 2015 mit einem Anteil von ca. 87 Prozent der am häufigsten geregelte Energieträ-

ger, weshalb auch ca. 76 Prozent aller durch das EinsM ausgelösten Entschädigungszahlungen 

an Betreiber von WEA flossen. Im Jahr 2014 betrug der Anteil der Abregelung von Onshore-

WEA in Bezug auf alle EEG-Anlagen ca. 77,3 Prozent und im Jahr 2013 ca. 86,6 Prozent.389 

Regional verankert sich ein Großteil der Ausfallarbeit in den Bundesländern mit hohem WEA-

Bestand, wie Schleswig-Holstein (65,5 Prozent der Ausfallarbeit), Brandenburg (14,9 Prozent) 

und Niedersachsen (9,6 Prozent).390 93 Prozent der Abregelungen erfolgten im Jahr 2015 auf 

der Ebene der Verteilnetze, da hier auch der Großteil der Onshore-WEA angeschlossen ist und 

einspeist.  

Insgesamt umfasst die Summe der Ausfallarbeit im Zeitraum 2009 bis einschließlich 2015 ein 

Volumen von ca. 6 778,8 GWh mit daraus resultierenden Entschädigungszählungen im Um-

fang von ca. 687,3 Mio. Euro.391 Dieses Abregelungsvolumen entspricht mehr als der Hälfte 

des Gesamtstromverbrauchs der Stadt Hamburg im Jahr 2015 (ca. 12 200 GWh).392 

 

5.5.4) Anpassungsmaßnahmen 

Wenn netz- und marktbezogene Maßnahmen nicht ausreichen, um die Gefährdungs- oder Stö-

rungssituation im Netz zu beheben, ist es dem Netzbetreiber gem. § 13 Abs. 2 EnWG anschlie-

ßend möglich, Anlagen zu regeln, ohne sie dafür zu entschädigen, da es sich um Notfallmaß-

nahmen handelt. Auch EEG-Anlagen lassen sich entschädigungslos regeln, sofern die Grund-

lage kein Netzengpass ist.393 Die Abregelungsmengen bei den konventionellen Energieträgern 

nach § 13 Abs. 2 EnWG unterliegen in den letzten Jahren stärkeren Schwankungen. Während 

2011 50,13 GWh abgeregelt wurden, waren es im Jahr 2012 23,20 GWh, im Jahr 2013 lediglich 

1,6 GWh, im Jahr 2014 8,19 GWh und im Jahr 2015 schließlich 25,96 GWh.394 Seit dem Jahr 

2015 wird nach Energieträgern aufgeschlüsselt, in welchem Bereich die Abregelungen mit wel-

cher Intensität vorgenommen wurden. So wurden im Jahr 2015 mit einem Anteil von 93 Prozent 

                                                           
389  Internetquelle: BNA – Monitoringbericht nach § 63 Abs. 3 EnWG – 2015, S. 112. 
390  Vgl. Internetquelle: BNA 3. Quartalsbericht Netz- und Systemsicherungsmaßnahmen 2015, S. 17 ff. 
391  Eigene Summierung der Daten aus den o. g. Quellen. 
392  Vgl. Internetquelle: Energieportal Hamburg. 
393  Siehe oben.  
394  Vgl. Internetquelle: Antwort BReg – kleine Anfrage BÜNDNIS 90/DIE GRÜNEN vom 11.08.2016, BT- 

Drucksache 18/9378. 
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die meisten entschädigungslosen Abregelungen beim Energieträger Abfall, also der Verbren-

nung nicht biologisch abbaubarer Abfälle, vorgenommen.395 Zu beachten ist an dieser Stelle, 

dass nicht lediglich Einspeisungen abgeregelt werden, sondern in kritischen Situationen auch 

der Strombezug entschädigungslos durch den Netzbetreiber unterbunden werden kann:  

„Aufgrund einer Überlastung eines 380-kV-Stromkreises kam es am 7. April 2015 zu einer 
Gefährdung der n-1-Sicherheit. Mit den zur Verfügung stehenden Mitteln (netz- und markt-
bezogene Maßnahmen) wurde zunächst versucht dem auf übliche Weise entgegen zu wir-
ken. Im Zuge dessen wurde ein Pumpspeicherkraftwerk nach § 13 Abs. 1, 1a EnWG auf-
gefordert die Pumpleistung zu reduzieren oder einzustellen. Das betroffene Unternehmen 
lehnte dies ab. Nach Ausschöpfung dieser Mittel hat der zuständige ÜNB schließlich eine 
Anweisung nach § 13 Abs. 2 EnWG an den Betreiber des Pumpspeicherkraftwerkes aus-
gesprochen. Daraufhin wurde der Pumpbetrieb für etwa zwei Stunden entschädigungslos 
ausgesetzt. Bei diesem Vorfall wurde eine Entnahmemenge von 0,55 GWh durch den 
Pumpspeicher aus dem Netz vermieden.“396 

Dieses Beispiel veranschaulicht einerseits die Abregelungsstufen, welche der Netzbetreiber 

auch in der Praxis einzuhalten hat und andererseits, dass in kritischen Netzsituationen selbst 

Pumpspeicherkraftwerke im subjektiven Sinne nachteilig abgeregelt werden, obwohl sie im öf-

fentlichen Diskurs um die Entwicklung unseres Energiesystems mit innovativen Lösungen ei-

nen zentralen Stellenwert einnehmen. 

                                                           
395  Vgl. Internetquelle: BNA 3. Quartalsbericht Netz- und Systemsicherungsmaßnahmen 2015, S. 22. 
396  Ebd., S. 22. 
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6)  Netzentgeltregulierung in Deutschland 

Um eine Finanzierung der deutschen Stromnetze zu gewährleisten, existieren Netznutzungs-

entgelte, die gegenüber den Netznutzern für die Finanzierung des Eigentums sowie des Betriebs 

erhoben werden. Netznutzungsentgelte bilden einen wesentlichen Bestandteil des Strompreises, 

welcher im Jahr 2013 beispielsweise 22,6 Prozent betrug.397 Die Netznutzungsentgelte spiegeln 

letztlich die Kosten des Netzes wider und werden auf die angeschlossenen Netzkunden umge-

legt. Dabei erfolgt die Berechnung der Netznutzungsentgelte differenziert und für jede Span-

nungsebene eigenständig. So zahlt der Verteilnetzbetreiber dem Übertragungsnetzbetreiber 

Netzentgelte und der Haushaltskunde wiederum dem Verteilnetzbetreiber für die Nutzung der 

Netzinfrastruktur. Die Netzentgelte weisen je nach Netzebene eine unterschiedliche Höhe auf 

und werden hierarchisch nach Netzebenen im Sinne des § 14 Stromnetzentgeltverordnung 

(StromNEV) gewälzt. In Deutschland wird zudem lediglich die Strommenge vergütet, nicht 

jedoch die Strecke, welche der Strom im Netz zurücklegt. Durch die Beteiligung der nachgela-

gerten Ebenen an den Netzkosten werden die Netzentgelte im Endeffekt auf den Letztverbrau-

cher abgewälzt. Bei den Netzentgelten sind mehrere Varianten der Zusammensetzung zu unter-

scheiden, je nach Eigenschaft des Netzkunden. So setzt sich das Netznutzungsentgelt für Netz-

kunden im Niederspannungsnetz ohne Leistungsmessung, also Haushaltskunden, aus einem 

pauschalen Arbeitsentgelt (ct/kWh) und einem Grundpreis (Euro/Jahr) zusammen.398 Davon zu 

unterscheiden sind Kunden mit Leistungsmessung, bei der nahezu stundenscharf der Lastgang 

gemessen wird und die in Verbindung mit der Netzanschlussebene, der Jahresarbeit und der 

Jahresnutzungsdauer ein sehr differenziertes Netzentgelt ergibt.  

Gem. § 21 Abs. 1 EnWG müssen die Netznutzungsentgelte transparent, diskriminierungsfrei 

und angemessen, also volkswirtschaftlich effizient sein. Dabei beruht die Berechnung der Ent-

gelte auf dem transaktionsunabhängigen Punktmodell, welches eine Unabhängigkeit der Netz-

entgelte in Bezug auf die Entfernung zwischen Ein- und Ausspeisepunkt aufweist. Lediglich 

die Anschlussebene der Entnahmestelle entscheidet über die Höhe des Netznutzungsentgelds, 

                                                           
397  Vgl. Internetquelle: Kurzgutachten Leipziger Institut für Energie GmbH 2014, S. 9. 
398  Vgl. ebd., S. 17. 
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da hier die Netzebenen von hoher in Richtung niedriger Spannung aufaddiert werden.399 Ein-

speisungen werden gem. § 15 Abs. 1 S. 3 StromNEV im Gegensatz zu Stromentnahmen, durch 

z. B. Haushaltskunden, nicht mit einem Entgelt belegt. Einspeisungen aus dezentralen Anlagen, 

also EEG-Erzeugungsanlagen, wie beispielsweise WEA, werden mit einem Entgelt entlohnt, 

worauf im weiteren Verlauf noch detaillierter eingehen wird.400 

 

6.1)  Kosten- und anreizbasierte Netzentgeltregulierung 

Da der Strommarkt und insbesondere das deutsche Stromnetz als klassische Netzindustrie und 

natürliches Monopol ein Regulierungsbedürfnis aufweisen, unterliegt auch die Ausdifferenzie-

rung der Netzentgelte einer Regulierung. Das Ausbleiben einer Regulierung würde die Konsu-

menten gegenüber den Netzbetreibern als Unternehmen und Monopolisten benachteiligen. Die-

sem Zielkonflikt versucht der deutsche Gesetzgeber mittels spezieller Regulierungsansätze zu 

begegnen. Insbesondere die Entflechtung der Stromwirtschaft401 im Zuge der Liberalisierung 

und das Aufkommen erhöhter regenerativer Erzeugung führten zu einem deutlichen Wandel im 

Bereich der Netznutzungsentgelte und deren Regulierungsansätzen. In Deutschland wurde im 

Jahr 2009 die Anreizregulierung eingeführt, um gewisse Effekte vor allem hinsichtlich der Ef-

fizienz der Netzbetreiber zu erwirken. Im Folgenden soll in kompakter Form auf die wesentli-

chen Unterschiede der kosten- und anreizbasierten Netzentgeltregulierung eingegangen wer-

den.  

Die kostenbasierte Netzentgeltregulierung, welche zeitlich betrachtet vor der anreizbasierten 

Entgeltregulierung in Deutschland ihre Anwendung gefunden hat, fußt auf der Idee, Netznut-

zungsentgelte anhand der dem Netzbetreiber entstandenen Kosten zu berechnen. Dabei muss 

seitens der Regulierungsbehörde definiert werden, welche Kosten in Ansatz gebracht werden 

dürfen. Nach deren Definition kann der Netzbetreiber diese Kosten geltend machen und vorbe-

haltlich der Genehmigung durch die Behörde auf seine angeschlossenen Netzkunden umlegen. 

Es handelt sich dabei folglich um eine ,Ex-post-Erhebung‘ der Netzkosten, die dann in Erlöse 

umgewandelt wird. Sollten die daraus resultierenden Erlöse des Netzbetreibers über den seitens 

der Regulierungsbehörde als vertretbar erachteten Grenzwerten liegen, so werden im Nach-

hinein Erstattungen zugunsten der Netznutzer vorgenommen. Dabei ist es der kostenbasierten 

                                                           
399  Vgl. Böwing 2016, S. 840 f. 
400  § 18 StromNEV, sowie Kap. 6.2) der vorliegenden Arbeit. 
401  Siehe oben. 
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Netzentgeltregulierung nicht möglich zu differenzieren, ob die höheren Erlöse der Netzbetrei-

ber durch interne Maßnahmen der Effizienzsteigerung oder Zufall entstanden sind. Zudem wer-

den die Netzbetreiber keinem Effizienz- und Konkurrenzdruck ausgesetzt, um ihre Abläufe ste-

tig zu optimieren und bei gleichbleibendem oder gar sinkendem Kostenniveau produktiver zu 

werden. Der Fokus wird also im Schwerpunkt auf die allokative Effizienz gelegt, was jedoch 

Nachteile im Bereich der unternehmensinternen Effizienz der Netzbetreiber und somit auch im 

Innovationsverhalten birgt.402 

 

Anreizregulierung (Status quo) 

Ein anderes Ziel verfolgt die seit dem Jahr 2009 auf Grundlage des § 21a EnWG etablierte und 

mittels der Anreizregulierungsverordnung (ARegV) umgesetzte, anreizbasierte Netzentgeltre-

gulierung, welche bereits international seit längerer Zeit Anwendung findet.403 Dabei soll der 

Fokus der Regulierung auf der produktiven Effizienz des Unternehmens, also des Netzbetrei-

bers liegen, damit dieser ex ante im Zuge einer Simulation von marktlichen Mechanismen an-

gereizt wird. Somit sollen Kostensenkungen entstehen, von denen wiederum die Konsumenten, 

also die Netznutzer, mit niedrigen Netzentgelten profitieren. Kernstück dieser Regulierungs-

technik ist die Erlösobergrenzenregulierung, also die Festlegung eines Erlösspektrums durch 

die Regulierungsbehörde. Damit werden die Erlöse weitestgehend von den tatsächlichen Kos-

ten entkoppelt und der Netzbetreiber erhält Anreize, diese Erlösobergrenzen zu unterbieten. Die 

Regulierungsbehörde legt zunächst auf Grundlage der tatsächlichen Kosten gem. § 6 Abs. 1 

ARegV die Kostenbasis für die fünfjährige Regulierungsperiode fest.404 In einem weiteren 

Schritt stellt die Regulierungsbehörde den Effizienzvergleich nach §§ 11 und 12 ARegV auf. 

Dieser stellt die Effizienzvorgabe im Vorfeld der fünfjährigen Regulierungsperiode dar und 

bringt anhand eines Vergleichs ähnlicher Netzbetreiber durch die Regulierungsbehörde Ineffi-

zienzen zum Vorschein. Die Erlösobergrenze wird um diese Ineffizienzen bereinigt und gibt 

dem Netzbetreiber somit den Anreiz, selbige abzubauen, um einen positiven Erlös zu erzielen. 

Dabei gibt die Regulierungsbehörde dem Netzbetreiber auch jährliche sinkende Netzentgelte, 

                                                           
402  Vgl. Bettzüge 2016, S. 62 f. 
403  Die Anreizregulierung wird beispielsweise in Großbritannien, Italien, den Niederlanden, Österreich und den 

USA angewendet. 
404  Die Kosten ergeben sich aus §§ 4 bis 10 StromNEV. 
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ähnlich der Degression bei der Vergütung von WEA im EEG, vor.405 Dadurch sollen Netzbe-

treiber angehalten werden, Kostensenkungen mit betriebswirtschaftlichen Maßnahmen zu er-

zielen. Hieraus resultieren wiederum Effizienzsteigerungen, welche die Degressionsrate über-

treffen können. Zusätzliche Gewinne, die aus effizienten Maßnahmen erwachsen, da der Netz-

betreiber trotz sinkender Netzentgelte seine Kosten unterhalb der vordefinierten Erlösober-

grenze decken kann, werden dem Netzbetreiber als Bonus gutgeschrieben. Liegen die Kosten 

der Betriebsführung des Netzbetreibers oberhalb der Erlösobergrenzen, so bedeutet dies für den 

Netzbetreiber einen Verlust. 

Allerdings kann eine Effizienz im Zuge der Erlösobergrenzenregulierung auch erzielt werden, 

indem Investitionen in die Netzinfrastruktur aufgeschoben werden, statt Kostensenkungen 

durch reine Produktivitätssteigerungen zu erwirtschaften. Damit würde der Netzbetreiber die 

Kostenpositionen der Netzwartungen oder des Ausbaus aufschieben oder gar unterlassen und 

könnte auf diese Weise eventuell sogar das Niveau der definierten Erlösobergrenze unterbieten 

und somit Gewinne erzielen. Dieses Verhalten würde der Maxime der Versorgungssicherheit 

konträr entgegenstehen. In der Anreizregulierungsverordnung wurde dazu ein Instrument der 

Qualitätsregulierung etabliert, der sogenannte ,Q-Faktor‘406. Dieser sieht Zu- oder Abschläge 

hinsichtlich der Erlösobergrenze vor, wenn der Netzbetreiber von der durchschnittlichen Netz-

zuverlässigkeit der deutschen Netzbetreiber abweicht. Hierzu wird in der Regel der SAIDI-

Index407 verwendet.408 Investitionen in die Netze, die im Zuge von Entwicklungsplänen als not-

wendig für beispielsweise die Integration regenerativer Erzeugungsanlagen erachtet werden, 

fließen als ,dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten‘ direkt in die Erlösobergrenze ein und sorgen 

dafür, dass diese dringlichen Investitionskosten nicht durch Effizienz- oder Einsparmaßnahmen 

des Netzbetreibers ausgeglichen werden müssen.409 

 

 

 

                                                           
405  Vgl. Steger 2008, S. 62 f. 
406  §§ 18 ff. ARegV. 
407  Vgl. Kap. 4.4) der vorliegenden Arbeit.  
408  Vgl. Bettzüge 2016, S. 77. 
409  § 11 Abs. 2 ARegV. 
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6.2) Vermiedene Netznutzungsentgelte  

Die vermiedenen Netznutzungsentgelte (vNNE)410 bilden eine Besonderheit bei der Kosten-

wälzung im Bereich der Netzebenen und insbesondere in Bezug auf regenerative Erzeugungs-

anlagen. Dazu sieht die ursprüngliche Systematik vor, dass Erzeugungsleistung im Rahmen 

großer Erzeugungskraftwerke auf hohen Netzebenen, also in das Übertragungsnetz, eingespeist 

wird und von dort über Mittel- und Niederspannungsnetze zum Verbraucher gelangt. Der Ver-

braucher bezahlt mit seinem Strompreis und den darin enthaltenen Beträgen zur Netznutzung 

diesen Weg des Stroms.  

Allerdings konstatierte der Gesetzgeber mit § 18 StromNEV, dass regenerative Anlagen und 

der von ihnen erzeugte elektrische Strom nicht in diese Systematik passen. Im Idealfall speisen 

regenerative Erzeugungsanlagen, wie Onshore-WEA, direkt in die niedrige Netzebene des Ver-

teilnetzes ein, in der auch der Strom durch den Endverbraucher konsumiert wird. Somit wird 

also eine Nutzung der höheren und somit vorgelagerten Netzebenen vermieden.411 Deshalb sol-

len regenerative Erzeugungsanlagen gegenüber konventionellen Erzeugungsanlagen, im enge-

ren Sinne also auf vorgelagerter Netzebene einspeisende Großkraftwerke, eine Kompensation 

in Form vermiedener Netznutzung erhalten. Ausgangspunkt für diese Privilegierung von de-

zentralen Erzeugungsanlagen war die Annahme, dass selbige Anlagen mit Großkraftwerken an 

der Strombörse mittels Strompreis konkurrieren und durch relative Größennachteile auch unat-

traktive Preise erzielen würden. Die dezentrale Einspeisung sollte durch vermiedene Netzent-

gelte ihren nicht eingepreisten Standortvorteil der lastnahen Erzeugung geltend machen können 

und auf diese Weise preislich konkurrenzfähig mit bestehenden Großkraftwerken werden.412  

Dazu erhalten Betreiber von regenerativen Erzeugungsanlagen von ihrem Verteilnetzbetreiber 

die Vergütung nach dem EEG, in welcher die vermiedenen Netzentgelte, also die der vorgela-

gerten Netzebene (Übertragungsnetz) ersparten Netzkosten, bereits enthalten sind. Der Über-

tragungsnetzbetreiber erstattet dem Verteilnetzbetreiber gemäß EEG-Wälzungsmechanis-

mus413 jedoch lediglich die Vergütung nach EEG abzüglich der vermiedenen Netzentgelte. Die 

vermiedenen Netzentgelte verbleiben also im jeweiligen Verteilnetz, was dazu führt, dass länd-

                                                           
410  In der Fachliteratur auch vermiedene Netzentgelte (vNE) genannt. 
411  Vgl. Böwing 2016, S. 848. 
412  Vgl. Internetquelle: BNA – Netzentgeltsystematik, S. 39. 
413  Vgl. Kap. 2.3.9) der vorliegenden Arbeit. 
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liche Verteilnetze mit hoher regenerativer Einspeisung gegenüber beispielsweise Stadtstrom-

netzen deutlich höhere Kosten für vermiedene Netzentgelte an ihre Kunden weitergeben müs-

sen. Die Netzentgelte spreizen sich folglich aufgrund der vermiedenen Netzentgelte in Deutsch-

land regional.414 Zudem ist die Grundannahme, dass der von regenerativen Erzeugungsanlagen 

direkt in das Verteilnetz eingespeiste Strom auch dort verbraucht wird und somit vorgelagerte 

Netzebenen schont, nicht mehr gegeben. Durch den hohen Ausbau an erneuerbaren Energien 

kommt es insbesondere zu Rückspeisungen von Strom aus der Verteilnetz- in die Übertragungs-

netzebene, da die Aufnahmekapazität überschritten wird. Es werden häufig also keine Netzkos-

ten vermieden und dessen ungeachtet vermiedene Netzentgelte aufgrund der bestehenden Sys-

tematik in Ansatz gebracht.415 Auch birgt die, in der Annahme des o. g. Idealfalls, aufgrund 

steigender dezentraler Einspeisung geringere Auslastung des Übertragungsnetzes Kostenpoten-

ziale, da die bestehenden Fixkosten der Übertragungsnetze auf geringere Absatzmengen umge-

legt werden und somit zu einem Anstieg der Netzentgeltbestandteile auf der vorgelagerten 

Netzebene führen. Inwieweit sich dieser Prozess der geringeren Auslastung eventuell mit den 

höheren Rückspeisungen aus den Verteilnetzen sogar aufhebt, ist bisher nicht eindeutig heraus-

gestellt.416  

Eindeutig ist, dass aufgrund der Systematik vermiedener Netzentgelte eine enorme Spreizung 

auf Ebene der Verteilnetzbetreiber besteht, welche sich direkt auf die Endverbraucher auswirkt 

und eine ansteigende Tendenz aufweist: So legt der Bericht der Bundesnetzagentur zur Netzent-

geltsystematik Elektrizität mit Stand Dezember 2015 offen, dass zwischen den Verteilnetzbe-

treibern im Bereich der Netzentgelte Differenzen von 6,28 ct/kWh bis 9,75 ct/kWh bestehen, 

was einer Spreizung von 3,47 ct/kWh entspricht. Eine in diesem Zuge untersuchte Abschaffung 

der vermiedenen Netzentgelte würde eine Absenkung des Netzentgelts, welches zuvor 

9,75 ct/kWh betrug, um 2 ct/kWh bewirken und vor allem ländliche Verteilnetze mit höheren 

Anschlusszahlen von Windenergieanlagen entlasten.417 Über alle Netzebenen kumuliert erga-

ben sich im Jahr 2011 vermiedene Netzentgelte i. H. v. 1 063 Mio. Euro, welche im Jahr 2014 

bereits auf 1 490 Mio. Euro anstiegen.418 Dabei flossen im Jahr 2014 ca. 44 Prozent (750 Mio. 

Euro) der vermiedenen Netzentgelte den erneuerbaren Energien zu.419  

                                                           
414  Vgl. Internetquelle: BNA – Netzentgeltsystematik, S. 38 ff. 
415  Vgl. Internetquelle: Kurzgutachten Leipziger Institut für Energie GmbH 2014, S. 22. 
416  Vgl. Internetquelle: BNA – Netzentgeltsystematik, S. 40. 
417  Vgl. ebd., S. 42. 
418  Vgl. ebd., S. 40. 
419  Vgl. Internetquelle: AGORA – Netzentgelte in Deutschland, S. 13 f. 
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Dies führt wiederum dazu, dass sich der Betrag der EEG-Umlage, also der Differenzbetrag der 

dem Stromerlös an der Strombörse und der zumeist höheren EEG-Vergütung entsteht, und so-

mit auf dem EEG-Konto angesammelt und später als EEG-Umlage bundesweit und einheitlich 

auf die Verbraucher umgelegt wird, sich von 24,3 auf 23,6 Milliarden Euro verringert (Jahr 

2014). Damit wird der Mechanismus der EEG-Umlage, welcher die Kosten der Energiewende 

auf alle Verbraucher gleichermaßen verteilen will, über die Verrechnung mittels vermiedenen 

Netzentgelten, die zu regional unterschiedlichen Belastungen führen, abgeschwächt.420 Ver-

braucher in Verteilnetzen mit hoher regenerativer Einspeisung zahlen durch die höheren ver-

miedenen Netzentgelte ein insgesamt höheres Netzentgelt als Verbraucher in Netzen mit wenig 

regenerativer Einspeisung. 

                                                           
420  Vgl. ebd., S. 14. 
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7)  Akteure 

Obwohl die vorliegende Arbeit durch die Analyse der politischen Steuerungsmechanismen ih-

ren Schwerpunkt eindeutig nicht auf die Akteure in den entsprechenden Politikfeldern ausrich-

tet, lässt es sich vor dem Hintergrund der Vollständigkeit nicht vermeiden, die wichtigsten Ak-

teurstrukturen kurz aufzuzeigen. Auch zeigen sich auf diese Weise Wechselwirkungen der 

Steuerungsinstrumente auf die jeweiligen Akteure, sowie Abhängigkeiten und Beziehungen der 

Akteure untereinander, die hier zwar nur ansatzweise beleuchtet werden können, das Gesamt-

bild jedoch abzurunden vermögen. Dabei sollen die Akteure der in dieser Untersuchung defi-

nierten Politikfelder „Onshore-Windenergie“ und ,Stromnetze‘ im jeweiligen Politikfeld mög-

lichst separiert voneinander betrachtet werden und später in Form einer vereinfachten graphi-

schen Darstellung übersichtlich und unter Wegfall von Detailelementen zusammengefasst wer-

den 

Grundsätzlich gliedern sich die Hauptakteure am Strommarkt in Produzenten, Händler und Lie-

feranten sowie die Netzbetreiber. Zu dieser marktlich-technischen Dimension gesellt sich noch 

die politikwissenschaftliche Perspektive, die den Gesetzgeber, Regulierungsbehörden, Interes-

senverbände und betroffene Akteure der jeweiligen politischen Steuerung zu beleuchten ver-

mag.  

 

7.1) Wesentliche Akteure im Politikfeld „Onshore-Windenergie“ 

Im Bereich der Onshore-Windenergie existiert eine große Anzahl differentester Akteure. Dies 

liegt auf der einen Seite an der komplexen Technologieform, auf der anderen Seite jedoch auch 

an den verschiedenen Betriebsstrategien, die mittlerweile anzutreffen sind. Zudem eröffnet 

auch die Kapitalintensivität der Windenergieprojekte die Perspektive auf weitere Akteure, die 

entweder als direkte Finanzierer, Versicherer oder Dienstleister im Sinne von Gutachtern zur 

Sondierung der bestmöglichen Ausgangsposition des Projekts schon in einer frühen Planungs-

phase agieren. Auch die infrastrukturelle Wirkung von Onshore-Windenergieanlagen mit dem-

entsprechenden Folgen für Anwohner, Landschaftsbild und die Fauna führen weitere Akteure 

ins Feld. Eine detaillierte Übersicht verdeutlicht nachstehende Abbildung 10. Die vorliegende 
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Arbeit wird jedoch aufgrund ihres Forschungsschwerpunkts lediglich einige, als entscheidend 

eingestufte, Akteure betrachten. 

 

Abbildung 10:  Entwicklung der Windleistung an Land 

Quelle:  Internetquelle: BWE – Studie Akteurstrukturen 2015, S. 11 

Die wesentlichen Akteure im Bereich der Onshore-Windenergie bilden die Betreiber der Anla-

gen, da sie mit ihren Investitionsentscheidungen und Betriebsstrategien die Adressaten der po-

litischen Steuerung bilden und somit unter dem regulierenden Einfluss des Gesetzgebers die 

umweltpolitischen Zielsetzungen erreichen. Dabei handelt es sich bei den Anlagenbetreibern 

um ein heterogenes Feld von Akteuren, die zum Zwecke der Generation einer Rendite und zu-

dem teilweise aus umweltideologischen Gründen WEA errichten. Insgesamt lässt sich bezüg-

lich der Anlagenbetreiber eine zeitliche Entwicklung von Einzelanlagenbetreibern, wie zum 

Beispiel Landwirten mit einzelnen hofnahen Anlagen, hin zu finanzstarken Akteuren mit ho-

hem Kenntnisstand im Bereich der Realisierung größerer Projekte, wie beispielsweise Wind-

parks, erkennen. Mit der zunehmenden Komplexität der Planungsverfahren, welche sich auf die 

Anfangsphase der 2000er-Jahre terminieren lässt, etablieren sich auch mehr finanzstarke Ak-

teure, die selbst die notwendige Expertise aufbringen, oder selbige in Form von speziell auf die 
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Errichtung von Windparks ausgerichteten Projektierungsunternehmen beziehen können.421 

Auch Bürgerenergiegesellschaften, welche sich durch umgebungsnah zur errichteten Anlage 

wohnende Bürger mit unterschiedlichsten Beteiligungsformen auszeichnen, sind ein häufig 

vorkommender Akteur unter den Anlagenbetreibern. Hier besteht der Vorteil neben einer Ren-

dite, welche mit den Projekten erwirtschaftet wird, auch in dem ideellen Bezug zur jeweiligen 

Anlage, welche sich in der Nachbarschaft befindet. Der Anteil der Anlagenbetreiber im Seg-

ment der kleineren Betreiber, wie Landwirten oder Bürgerenergiegesellschaften, wird derzeit 

jedoch lediglich auf ca. 15 bis 20 Prozent des Anlagenbestands geschätzt.422 Den deutlich grö-

ßeren Anteil machen zunehmend regionale Akteure, wie Stadtwerke, institutionelle Akteure 

oder Projektierer aus, welche die geplanten und errichteten Anlagen weiter betreiben. Mit den 

institutionellen Akteuren wird in der Fachliteratur auf strategische Investoren, wie beispiels-

weise Banken, Versicherungen oder Investment- und Fondgesellschaften abgezielt. 

Aktuell ist eine deutliche Verlagerung der Akteurstrukturen unter den verschiedenen Anlagen-

betreibern von der Realisierungs- zur Betriebsphase zu erkennen. Durch das hohe Maß an Kom-

plexität im Planungs- und Genehmigungsprozess von Onshore-Windenergieanlagen, welches 

die vorliegende Arbeit bereits beleuchtet hat,423 scheint es kleineren Akteuren oder wenig spe-

zialisierten Investoren kaum noch möglich, eigene Windenergieprojekte selbstständig unter Be-

achtung aller planungsrechtlicher Auflagen und der Abschätzung möglicher Renditen, welche 

sich aus komplexen Berechnungsverfahren für die Vergütungshöhen ergeben, zu projektieren. 

In dieser Phase dominieren professionelle Projektierungsunternehmen mit einem Anteil von 

über 60 Prozent am Markt. In der Betriebsphase schrumpft ihr Anteil allerdings deutlich, da sie 

die realisierten Projekte veräußern und die Akteursvielfalt nimmt erheblich zu. Allerdings ist 

hier ein Trend zu großen Unternehmen zu erkennen, welche die notwendigen finanziellen Res-

sourcen aufbringen, um realisierte Windparks zu erwerben.  

Es ist zu beobachten, dass längst nicht mehr der Pioniergeist von Betreibern vereinzelter Anla-

gen existiert: Die Errichtung und der Betrieb von Windenergieanlagen ist zu einem hochkom-

plexen und kapitalintensiven Verfahren mit langen Realisierungshorizonten gereift, welches 

kleinere Akteure aus dem Markt drängt. Zudem stellt der neue Ausschreibungsmechanismus 

hohe Hürden für kleine Akteure in der Planungs- und Realisierungsphase dar, da hier zukünftig 

                                                           
421  Vgl. Internetquelle: BWE – Studie Akteurstrukturen 2015, S. 12. 
422  Vgl. ebd., S. 29. 
423  Vgl. Kap. 2.4) der vorliegenden Arbeit. 
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deutlich mehr Expertise gefragt ist.424 Der Gesetzgeber sollte also zukünftig diesen Struktur-

wandel der Akteure nicht aus den Augen verlieren, da die Windenergie sonst auch den ideolo-

gischen Rückhalt in der Gesellschaft verlieren und sich zum reinen Renditeobjekt entwickeln 

könnte. Auch ist der Strukturwandel zwischen Realisierungs- und Betriebsphase auf die politi-

sche Steuerung zurückzuführen, die aufgrund ihrer Komplexität in der Planungsphase bereits 

zu eheblichen Veränderungen und Professionalisierungsbewegungen geführt hat.  

Neben der aufgezeigten und sehr heterogenen Struktur der Anlagenbetreiber bestehen selbst-

verständlich noch weitere Akteure, wie z. B. die Anlagenhersteller, welche direkten Einfluss 

auf die Entwicklung der Technologie ausüben. Durch die zunehmende Flächenverknappung im 

norddeutschen Raum sowie ausgleichende finanzielle Steuerungsmechanismen der politischen 

Steuerung mittels Referenzertragsmodell rückten zunehmend die Binnenstandorte in Mittel- 

und Süddeutschland in den Fokus der Anlagenhersteller. Durch Anpassung der Anlagen an die 

dort vorherrschenden Windverhältnisse, was zum Großteil durch eine höhere Bauform und grö-

ßere Rotoren erreicht wurde, konnten die Binnenpotenziale zunehmend genutzt werden.425 Zu 

den größten Herstellern, gemessen am deutschen Marktanteil, gehören im deutschen Onshore-

Windenergie-Segment die Hersteller Enercon (37,3 Prozent), Vestas426 (21,3 Prozent), Sen-

vion427 (18,0 Prozent) und Nordex (11,8 Prozent).428 Der größte der beiden unter diesen Unter-

nehmen vertretenen deutschen Hersteller ist die Enercon GmbH aus Aurich, welche im Jahr 

2014 einen Umsatz von ca. fünf Milliarden Euro und einen Gewinn von ca. 500 Mio. Euro 

erwirtschaftete.429 Insgesamt beschäftigt das Unternehmen ca. 20 000 Mitarbeiter. Es zeigt sich, 

dass unter den vier größten Herstellern auch zwei Unternehmen aus dem Ausland ansässig sind, 

wobei es sich bei der Senvion S.A. eigentlich um ein in Deutschland gegründetes Unternehmen 

handelt. Veränderte Rahmenbedingungen durch die steuernden Eingriffe des Gesetzgebers in 

das Marktgeschehen entfalten somit auch unmittelbare Wirkung auf Unternehmen im Ausland. 

Neben den Betreibern, Herstellern und Dienstleistern in der Onshore-Windenergiebranche ha-

ben sich auch bekannte Interessenverbände herausgebildet. Der größte Verband ist der ,Bun-

desverband WindEnergie e.V.‘ (BWE), der im Jahr 1996 gegründet worden ist und mittlerweile 

                                                           
424  Vgl. Internetquelle: BWE – Studie Akteurstrukturen 2015, S. 30. 
425  Vgl. Kap. 2.1) der vorliegenden Arbeit. 
426  Vestas Wind Systems A/S aus Dänemark. 
427  Senvion S.A. aus Luxemburg. 
428  Vgl. Internetquelle: IWR Online – Windmarkt in Deutschland vom 19.02.2016. 
429  Vgl. Internetquelle: taz.de – Stürmische Zeit für Enercon vom 31.10.2016. 
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ca. 20 000 Mitglieder umfasst.430 Er vertritt die Interessen der gesamten Windenergiebranche 

auf unterschiedlichsten Ebenen, ist sowohl regional als auch supranational tätig, und bietet eine 

umfassende Informations- und Weiterbildungsplattform an. Neben vielen wissenschaftlichen 

Studien und Statistiken zu branchenspezifischen Themen bezieht er oftmals Stellung zu politi-

schen Entscheidungen oder den zukünftigen Entwicklungen der Regulierung, wobei er eindeu-

tig die Interessen der Anlagenbetreiber und -hersteller zugunsten eines weiteren Windenergie-

zubaus vertritt. Der BWE ist deutschlandweit mit 43 Regional- und 13 Landesverbänden breit 

in der Fläche vertreten und hält somit auch auf kommunaler Ebene engen Kontakt zu den ver-

antwortlichen Behörden im Interesse seiner Mitglieder. Neben dem BWE existiert beispiels-

weise noch der ,Wirtschaftsverband Windkraftwerke e.V.‘ (WVW), in dem ca. 100 Unterneh-

men organisiert sind. Dieser Verband setzt sich eindeutig gegenüber der politischen Ebene für 

die Interessen von Anlagenbetreibern, Projektierungsunternehmen oder Anlagenherstellern ein 

und verkörpert die rein unternehmerische Organisationsform in einem Verband.431 

Im Folgenden sollen jedoch auch die staatlichen Akteure kurz beleuchtet werden, um das Zu-

sammenspiel im Politikfeld nachvollziehen zu können. Dort sei erst einmal der Gesetzgeber 

genannt, der sich vor allem aus politikwissenschaftlicher Perspektive weder als Einzelentschei-

der noch als homogene politische Gruppe von Entscheidern oder gar im zeitlichen Kontext als 

konstant in der Konstellation definieren lässt. Gemäß dem deutschen Bundesgesetzgebungsver-

fahren ist der deutsche Gesetzgeber vornehmlich als die jeweilige und befristet gewählte Bun-

desregierung zu betrachten, die ihre Gesetzesinitiativen über drei Lesungen mehrheitlich vom 

Bundestag verabschiedet und mittels des eigenen Personals die jeweiligen Bundesministerien 

bestückt. Hieran schließt sich die Abstimmung im Bundesrat an, wobei im Länderparlament 

andere politische Kräfteverhältnisse als auf Bundesebene herrschen können. Zum Zwecke der 

Vereinfachung soll hier nur kurz dargestellt werden, dass die Bundesregierung sich in der Zeit 

der Etablierung der erneuerbaren Energien mehrfach in ihrer Zusammensetzung änderte, was 

hinsichtlich der gesetzgeberischen Steuerungsformen sicherlich nicht ohne Folgen blieb: So 

wurde das EEG 2000 von einer rot-grünen432 Koalition, welche von 1998 bis 2005 regierte, 

verabschiedet und legte somit den Grundstein für die bekannten Fördermechanismen im Be-

reich der regenerativen Erzeugung. Abgelöst wurde diese Regierung von 2005 bis 2009 durch 

                                                           
430  Vgl. Internetquelle: BWE – Aufgaben und Ziele. 
431  Vgl. Internetquelle: WVW – Verbandsstruktur. 
432  SPD/Bündnis 90/Die Grünen. 
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eine schwarz-rote433 Koalition, die sich seit dem Jahr 2013 bis heute wiederholte, und eine 

schwarz-gelbe434 Koalition von 2009 bis 2013. Es zeigt sich also, dass sich die Machtverhält-

nisse unter dem Begriff des ,Gesetzgebers‘ mehrfach gewandelt haben, was auch Veränderun-

gen in den Steuerungsmodi begründen könnte. Diese Forschungsperspektive wird durch die 

vorliegende Arbeit jedoch nicht eingenommen, da sie weniger die politischen Machtkonstella-

tionen als eher die regulativen Instrumente und deren Ausgestaltung im Kontext der erzielten 

Wirkung fokussiert. 

Als wichtigstes Ministerium im Bereich der Energiewende und somit auch in Bezug auf die 

Onshore-Windenergie kann das ,Bundesministerium für Wirtschaft und Energie‘ angesehen 

werden. Dabei wurde erst im Jahr 2013 der Bereich der ,Energie‘, welcher explizit die Energie-

wende umfasst, dem eigentlichen Wirtschaftsministerium zugeordnet. Damit zeigt sich die zu-

nehmend durch die Bundesregierung fokussierte Integration von regenerativer Erzeugung in 

wirtschaftliche Rahmenbedingungen. Interessanterweise wurde die Energiepolitik im Ministe-

rium sogar so weit untergliedert, dass eine Abteilung ,Strom und Netze (Abt. III)‘ entstand, die 

beide in dieser Arbeit genannten Politikfelder vereint, und den Unterabteilungen ,Grundsatz 

Energiewende (III A)‘, ,Strom (III B)‘ und ,Netze (III C)‘ aufbaut.435 Von politischer Seite 

wurde die Kompetenz in den Bereichen Onshore-Windenergie und Stromnetze folglich in ei-

nem Ministerium zentralisiert. Die Zuordnung zum Wirtschaftsministerium ist interessant und 

bietet bei der weiteren Betrachtung der politischen Steuerungsansätze in der vorliegenden Ar-

beit vage Erklärungen. Es ist jedoch offensichtlich, dass der Gesetzgeber, der sich in den letzten 

Legislaturperioden immer anteilig aus der CDU/CSU als Teil der Bundesregierung zusammen-

setzt, und damit auch konservativ-wirtschaftliche Strömungen vertritt, die Energiewende ver-

stärkt wettbewerblichen Mechanismen unterziehen möchte und sie deshalb dem Ministerium 

mit der größten Expertise in diesem Bereich zuordnet.  

Die hier lediglich kompakt aufgezeigten Akteure verdeutlichen, dass es sich beim Politikfeld 

„Onshore-Windenergie“ um einen Bereich mit einer sehr ausdifferenzierten Akteurlandschaft 

handelt. Die Annahme von einer jungen Technologie, welche sich noch nicht verankern konnte 

ist falsch, da die Branche neben vielen finanzstarken Interessenträgern auch über entsprechende 

Interessenverbände mit hohem Organisationsgrad und wissenschaftlicher Expertise verfügt. 

                                                           
433  CDU/CSU/SPD. 
434  CDU/CSU/FDP. 
435  Vgl. Internetquelle: BMWi – Struktur. 
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Auch der Gesetzgeber hat auf diese Entwicklung reagiert und seine Kompetenzen zu diesem 

Themenfeld zentralisiert im Bereich der Wirtschaftspolitik angesiedelt. 

 

7.2) Wesentliche Akteure im Politikfeld ,Stromnetze‘ 

An dieser Stelle soll bewusst nicht auf alle Akteure im gesamten Strommarkt eingegangen wer-

den, von denen die Masse zweifelsohne den Bereich der Netze tangiert. Es erscheint vor der 

Zielsetzung des Kapitels, einen Überblick über die wichtigen Akteure für den weiteren Verlauf 

der Analyse darzulegen, deutlich sinnvoller, die Hauptakteure im Bereich der Stromnetze, so-

wie mit ihnen verbundene Akteure zu betrachten. Dabei stellt sich der Akteur ,Gesetzgeber‘ 

gemäß der Definition im vorhergehenden Kapitel dar. 

Die wesentlichen Akteure im Bereich der Stromnetze sind die Netzbetreiber, da sie die Netze 

bewirtschaften und ausbauen. Ihnen obliegt zudem die Systemverantwortung, welche auf die 

Stabilität der Netze und des gesamten Energieversorgungsystems abzielt. Da die Struktur der 

deutschen Übertragungs- und Verteilnetzbetreiber bereits in dieser Untersuchung geschildert 

wurde,436 sollen hier nur wesentliche Informationen aufgeführt werden. In Deutschland existie-

ren vier Übertragungsnetzbetreiber, die über geographisch festgelegte und sehr unterschiedlich 

zugeschnittene Netzgebiete der Höchstspannungsebene (220/380 kV) verfügen. Insgesamt um-

fasst ihr Gesamtnetz eine Länge von ca. 35 000 Leitungskilometern.437 Dabei sind sie vornehm-

lich für den Transport der elektrischen Energie zuständig und entfalten ihre Verantwortung ge-

genüber den hierarchisch untergeordneten Netzebenen der Verteilnetzbetreiber in ihrem Netz-

gebiet. Der Gesetzgeber erwirkte mittels differenter politischer Steuerungsansätze ein enges 

und bundesweites Zusammenwirken der Netzbetreiber, um auf diese Weise einheitliche Ver-

fahren zu etablieren. Insbesondere im Bereich der Netzplanung und des Netzausbaus haben sich 

die Übertragungsnetzbetreiber hinsichtlich ihrer gemeinsamen Prognosen für die zukünftigen 

Anforderungen an ihr Netz in Form der Netzentwicklungspläne untereinander abzustimmen.438 

Auch übernehmen sie zahlreiche Transparenzpflichten, um vor allem den Gesetzgeber mit den 

notwendigen Informationen für eine effektive Regulierung ihrer Netzgebiete, die natürliche 

Monopole darstellen, zu versorgen. Durch ihr hohes Maß an Expertise und ihre grundlegende 

                                                           
436  Vgl. Kap. 4.2) der vorliegenden Arbeit. 
437  Vgl. König 2013, S. 362 f. 
438  Vgl. Kap. 4.3.6.3) der vorliegenden Arbeit. 
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Arbeit im Bereich der Netzplanung, auf die der Gesetzgeber angewiesen ist, üben die Übertra-

gungsnetzbetreiber selbst einen nicht zu unterschätzenden Einfluss auf den zukünftigen Netz-

ausbau aus. Auch die Möglichkeit der Abregelung von Erzeugungsanlagen in ihrem Netzgebiet, 

worauf diese Untersuchung im weiteren Verlauf verstärkt eingehen wird, zeigt, dass die Über-

tragungsnetzbetreiber als Besitzer der ,Netzinfrastrukturgewalt‘ hohen Einfluss auf andere Ak-

teure, wie Netznutzer, ausüben. 

Neben den vier Übertragungsnetzbetreibern existiert ein breites Feld von ca. 884 Verteilnetz-

betreibern. Sie differieren signifikant in ihrer jeweiligen Netzgröße, den angeschlossenen Er-

zeugern und der Anzahl an angeschlossenen Verbrauchern. Primär bilden sie die Netzplattform 

zur Verteilung des aus der Ebene der Übertragungsnetzbetreiber bezogenen Stroms an die an-

geschlossenen Verbraucher und Haushalte, wobei ca. 90 Prozent der Verteilnetze weniger als 

100 000 Anschlussnehmer aufweisen. Im Zuge der Energiewende erlangten die Verteilnetzbe-

treiber eine besondere Bedeutung, da ein Großteil der regenerativen Erzeugung den Anschluss 

in ihrer Netzebene aufweist und sie somit auch verstärkt zu Einspeisenetzen wurden. Damit 

erlangten auch die Verteilnetzbetreiber eine gesteigerte Systemverantwortung, die sich konse-

quent aus der Verantwortung der Übertragungsnetzbetreiber ableitet. Durch diese veränderten 

Rahmenbedingungen zeigen die Verteilnetzbetreiber einen großen Bedarf hinsichtlich eines 

Netzausbaus auf, der sich je nach Studie im Bereich von 130 000 km und 380 000 km be-

wegt.439  

Der deutsche Gesetzgeber hat zur Regulierung der Stromnetze eine Bundes- und mehrere un-

terstellte Landesregulierungsbehörden gegründet. Den Hauptakteur bildet dabei die ,Bundes-

netzagentur für Elektrizität, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbahnen‘ (BNA), die folg-

lich alle entscheidenden und monopolistisch ausgeprägten Infrastrukturen in Deutschland regu-

liert. Sie verfügt über dreizehn Fachreferate, die ihre Expertisen zu bestimmten Themen bün-

deln: So beschäftigt sich das Referat 601 mit den wirtschaftlichen Grundsatzfragen der Ener-

gieregulierung, während sich Referat 602 gänzlich auf die Anreizregulierung spezialisiert. 

Auch die Beobachtung der Strom- und Gasmarkte ist in einem eigenen Referat (603) angesie-

delt, um neutral und ohne die Einflüsse von inhaltlich getroffenen Entscheidungen Erkenntnisse 

über derzeitige und zukünftige Entwicklungen zu erlangen. Die Netzentgelte in den Stromnet-

zen werden entkoppelt von der Anreizregulierung im Referat 610 behandelt, wohingegen die 

                                                           
439  Vgl. Kap. 4.4.2). 
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Netzentwicklung im Referat 613 reguliert wird.440 Diese Untergliederung zeigt den hohen Grad 

an Professionalisierung, den die BNA mit ihrer organisatorischen Ordnung erreichen will.  

Die BNA ist unabhängig von den Interessen ihres zu regulierenden Sektors, also den Interessen 

der Energiewirtschaft, was für den Stromsektor sowohl aus europäischem Recht mittels des 

Art. 23 Abs. 1 der RL 2003/54/EG als auch nationalrechtlich aus § 4 Abs. 3 und 6 des ,Gesetzes 

über die Bundesnetzagentur für Elektrizität, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbahnen‘ 

(BNetzAG) hervorgeht. Zudem soll die Bundesnetzagentur unabhängig vom politischen und 

innerstaatlichen Gefüge sein, um Diskriminierung beispielsweise hinsichtlich der Netzzugänge 

wirksam verhindern zu können. Zum Ausdruck kommt diese Unabhängigkeit der BNA durch 

ihre Ausdifferenzierung als eigenständige Bundesoberbehörde mit eigener Finanz-, Personal- 

und Organisationshoheit, welche eine Unabhängigkeit bezüglich der Regulierungspolitik ge-

währleisten soll. Dennoch ist die BNA nicht gänzlich unabhängig, da sie dem BMWi im Rah-

men der Rechts-, Fach- und Dienstaufsicht untersteht.441 Neben der Kontrolle der Umsetzung 

energierechtlicher Normen, welche durch den Gesetzgeber ergangen sind und hinsichtlich ihrer 

Umsetzung durch die Marktakteure, wird die Regulierungsbehörde im Zuge einer ,normieren-

den (Rahmen)-Regulierung‘442 tätig, wenn die Normen Sachverhalte nicht abschließend regeln.  

Es lässt sich resümieren, dass die Unabhängigkeit der Regulierungsbehörde eine hohe Priorität 

aufweist und diese Behörde ferner in Bezug auf ihre Organisationsstruktur ein hohes Maß an 

Differenzierung in einzelne Fachabteilungen zeigt, mit deren Hilfe die zunehmend komplexen 

regulierungsrechtlichen Fragen geklärt werden sollen. Des Weiteren gewährleistet die Bundes-

netzagentur mit der Internetseite ,www.netzausbau.de‘ eine Information der Öffentlichkeit zum 

Stand des Netzausbaus und rechtlichen Grundlagen, um somit eine höhere Akzeptanz zu schaf-

fen. Auf dieser Seite werden die Fakten und Abläufe auch für nicht-fachkundige Bürger sehr 

übersichtlich und aktuell zusammengefasst. 

Weitere Akteure im Bereich der Stromnetze bilden die Erzeuger, welche sich in konventionelle 

und regenerative Erzeuger untergliedern. Dabei ist die starke Zunahme der regenerativen Er-

zeuger aufgrund der umweltpolitischen Zielsetzungen als Herausforderung und Strukturwandel 

im Stromnetz zu betrachten. Zunehmend erlangt die Systemsicherheit aufgrund volatiler Ein-

speisung ein hohes Maß an Bedeutung, was durch diverse Eingriffsrechte der Netzbetreiber in 

                                                           
440  Vgl. Zeidler 2016, S. 503. 
441  Vgl. ebd., S. 505. 
442  Vgl. ebd., S. 507. 
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betriebswirtschaftliche Prozesse und Investitionsentscheidungen von Betreibern konventionel-

ler Kraftwerke mit steuerbarer Einspeisung zum Zwecke der Vorhaltung von Reserveleistung 

ersichtlich ist. Die an das Stromnetz angeschlossenen Verbraucher differieren stark hinsichtlich 

ihres Strombezugs: Einerseits sind große industrielle Stromverbraucher existent, die einen 

gleichmäßigen und hohen Strombezug aufweisen, um ihre industriellen Fertigungsanlagen kon-

stant betreiben zu können. Ferner existieren die Privathaushalte, die in ihrer Größe variieren 

und sich aufgrund der zunehmenden Urbanisierung in größeren Städten sammeln. Sie verfügen 

über unterschiedliche Strombezugszeitpunkte, sogenannte Lastprofile, die sich jedoch im 

Grundsatz eines kurzzeitig hohen Strombezugs zur Mittags- und zur Abendzeit ähneln, da dort 

vornehmlich die elektrischen Verbraucher, wie Küchen- und Haushaltsgeräte, betrieben wer-

den. Zukünftig wird auch der Elektromobilität eine größere Bedeutung zukommen, wenn sin-

kende Produktionskosten für Batterien und eine entsprechend ausgebaute Ladesäuleninfra-

struktur auftreten.  

Neben den Verbrauchern existieren im liberalisierten Markt des Stromhandels zahlreiche Händ-

ler, die sich in ihrer Größe unterscheiden. Insbesondere für die privaten Haushalte ergibt sich 

aufgrund der Entflechtung von Handel und Netzbetrieb die Möglichkeit der freien Wahl eines 

Stromlieferanten. Bei derzeit rund 1 100 bekannten Stromanbietern443 zeigt sich die erhebliche 

Auswahl und der Einfluss wettbewerblicher Mechanismen auf den Stromhandel, der in 

Deutschland, Frankreich und Österreich mittlerweile an der Strombörse EEX444 in Leipzig be-

trieben wird. 

Die deutschen Stromnetzbetreiber sind zum Großteil im ,Bundesverband der Energie- und Was-

serwirtschaft e.V.) (BDEW)‘ vertreten, der ca. 1 800 Unternehmen aus der Energie- und Was-

serwirtschaft gegenüber politischen Akteuren, Medien und der Öffentlichkeit vertritt.445 Der 

Verband wirbt damit, die Unternehmen, die rund 90 Prozent des Stromabsatzes repräsentieren, 

auf den genannten Ebenen zu vertreten und ist somit ein gewichtiger Akteur, der neben Netz-

betreibern auch die Stromerzeuger und -händler unter seinem Dach versammelt. 

Neben diesen direkten Akteuren in Bezug zu den Stromnetzen tangiert insbesondere der Netz-

ausbau größerer Stromtrassen im Zuge des Bundesbedarfsplangesetzes die Interessen vieler 

                                                           
443  Vgl. Internetquelle: stromauskunft.de – Stromanbieter. 
444  European Energy Exchange. 
445  Vgl. Internetquelle: BDEW – Der Verband. 
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weiterer Akteure, wie beispielsweise Anwohnern, Grundstückseigentümern, Naturschutzver-

bänden, involvierten Behörden und Medien. Diese Akteure sind höchst heterogen und je nach 

Projekt unterschiedlich ausgeprägt, weshalb es diese Untersuchung bei einer kurzen Benennung 

belässt.  

Im Folgenden wird nun graphisch die gesamte Vielfalt der bedeutendsten angesprochenen Ak-

teure veranschaulicht. Abbildung 11 zeigt dabei auf, dass sich die Netzbetreiber als zentrale 

Akteure zwischen der Onshore-Windenergie, der konventionellen Erzeugung und den politi-

schen Steuerungsvorgaben herauskristallisieren. Zum Zwecke der Übersichtlichkeit werden 

hier die Beziehungen der Akteure untereinander lediglich mittels weniger Schlagworte darge-

stellt. Eine umfassende graphische Umsetzung der verschiedenen Wertschöpfungs- und Zah-

lungsströme sowie der gegenseitigen Informations- und Berichtspflichten würde hier sehr 

schnell ein schwer durchschaubares Dickicht an Vorgängen und Beziehungen hervorrufen. Ei-

nen grundlegenden Faktor bildet auch die Entflechtung des Strommarkts, die zu vielen paralle-

len Strukturen führt, wobei wirtschaftliche Prozesse von physikalischen Vorgängen der Strom-

wirtschaft entkoppelt werden: So stehen graphisch gesehen der Netzbetreiber und die Verbrau-

cher in keiner direkten Korrelation, was jedoch in der Praxis nicht richtig ist, da der zuständige 

Netzbetreiber sehr wohl durch Kontrolle der Zählerstände oder die Sicherstellung der Grund-

versorgung mit Strom bei ausbleibenden vertraglichen Vereinbarungen mit Stromlieferanten in 

Erscheinung tritt. Durch die Liberalisierung erfolgt die Abrechnung der bezogenen Strom-

menge jedoch über den Stromhandel und den jeweiligen Stromlieferanten, obwohl das Gut 

Strom aufgrund seiner speziellen Eigenschaften nicht individuell zugeordnet werden kann.  

Auch werden in Abbildung 11 große Gruppen heterogener Gruppen von Akteuren sehr verein-

facht dargestellt: Beispielsweise vereint der Begriff ,Sekundärwirtschaft‘ im Bereich der Wind-

energieerzeugung neben Fachanwälten, Steuerberatern, Forschungsinstituten und Wartungsun-

ternehmen auch Gutachter und Projektierer. Dieses bündelnde Vorgehen ist hauptsächlich der 

Übersichtlichkeit geschuldet. Nichtsdestotrotz stellt Abbildung 11 die für den Gang der vorlie-

genden Untersuchung wesentlichen Akteure und ihre grundlegenden Beziehungen untereinan-

der kompakt dar und lässt gleichzeitig das hohe Maß an Komplexität hinsichtlich der Zusam-

menarbeit verschiedenster Akteure in der Praxis erahnen.  
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Abbildung 11:  Ausgewählte Akteurstrukturen von Onshore-Windenergie und Stromnetzen 

Quelle:  Eigene Darstellung 
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8)  Analyseansatz 

8.1)  Policy-Forschung im Kontext von Politikfeldern 

Nachdem bereits an deutlich früherer Stelle auf die regulierungsrechtlichen Grundlagen zur 

Eröffnung des Regulierungsbedürfnisses von Netzindustrien aus ökonomischer Perspektive 

eingegangen worden ist446, soll im vorliegenden Kapitel die theoretische Verortung des Analy-

seansatzes der Untersuchung erfolgen. Aufgrund der Tatsache, dass in dieser Untersuchung im 

Wesentlichen zwei Politikfelder, nämlich „Onshore-Windenergie“ als Ausdifferenzierung des 

Politikfelds der erneuerbaren Energien, sowie ,Stromnetze‘ als Unterkategorie des Politikfeld-

geflechts ,Stromwirtschaft und Netzindustrien‘, einander gegenübergestellt werden, wird die 

Politikfeldanalyse als Ansatz zur Untersuchung struktureller Charakteristika und Steuerungs-

modi gewählt.  

Die Kategorisierung von „Onshore-Windenergie“ und ,Stromnetze‘ als Politikfelder erfolgt in 

gewisser Weise künstlich, um im Sinne der Policy-Forschung Mess- und Vergleichbarkeit zu 

erzeugen, was die nachfolgenden Ausführungen verdeutlichen werden. An dieser Stelle sei be-

reits angemerkt, dass die Analyse auf eine Kombination unterschiedlich tiefgreifendender In-

strumente setzt, die über eine bloße Methodentriangulation hinausgeht. Insbesondere soll aus-

gehend von der klassischen Policy-Forschung mittels Untergliederung in politische Steuerungs-

instrumente die Implementierung und Umsetzung der eingangs aufgezeigten Normen in den 

jeweiligen Politikfeldern untersucht werden. Um zudem noch die Zielerreichung dieser Steue-

rungen beurteilen zu können, wird sich ebenso der retrospektiven Gesetzesfolgenabschätzung 

bedient. Sie kann in der mittlerweile zwar multidisziplinären, jedoch überwiegend durch juris-

tische Fachliteratur geprägten Umwelt- und Energiepolitik für die notwendige Messbarkeit aus 

einer Ex-post-Perspektive sorgen und somit bestehende Defizite in den bisherigen und aktuellen 

politischen Steuerungsformen aufzeigen. 

Die Policy-Forschung bezieht sich primär auf die Inhalte der Politik und ihr Zustandekommen. 

Damit grenzt sich der Policy-Begriff klar von der polity, welche sich auf die Normen, Regeln, 

Verfahren und Institutionen fokussiert, sowie von dem Politics-Begriff, welcher das Handeln, 

                                                           
446  Vgl. Kapitel 3) der vorliegenden Arbeit. 
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die Interessen und Machtstrukturen der im politischen Prozess beteiligten Akteure betrachtet, 

ab.447 Die policy fokussiert also den Inhalt einer Politik und damit verbundene Fragen nach 

Problemlösungen, Aufgabenerfüllungen oder Zielorientierungen. Um den Inhalt untersuchen 

zu können, muss dazu zunächst idealiter ein Politikfeld definiert werden, damit die Untersu-

chung zielgerichtet verlaufen kann. Da die vorliegende Arbeit auf die Schnittmengenkomple-

xität der Bereiche „Onshore-Windenergie“, als spezieller Ausprägung einer regenerativen Er-

zeugungsform der erneuerbaren Energien im Bereich der Umweltpolitik, sowie ,Stromnetze‘, 

als eigens definiertem Untersuchungsgegenstand aus dem Feld der Energiepolitik, eingehen 

will, bietet sich die Definition dieser beiden Bereiche als ,Quasi-Politikfelder‘ an, um bewährte 

Verfahren der Policy-Analyse nutzen zu können. Klassisch werden Politikfelder definiert, in-

dem sie verbundene Politikinhalte aufweisen, die sich jedoch von anderen Feldern abgrenzen, 

also in sich inhaltlich geschlossen sind. Zudem ermöglichen politische Organisationsformen, 

bspw. durch eigens etablierte Ministerien oder Foren, einen Hinweis auf eigenständige Politik-

felder.448 Gemäß dieser Definition bilden die Bereiche „Onshore-Windenergie“ und ,Strom-

netze‘ keine eigenständigen Politikfelder, da sie lediglich Verästelungen in derartigen Feldern 

darstellen. Allerdings wird den erneuerbaren Energien in der Fachliteratur durchaus die Eigen-

schaft eines Politikfelds zugesprochen:  

„Da der Bereich der erneuerbaren Energien damit zwar durchaus in definitorischer Hinsicht 
Eigenschaften eines eigenständigen Politikfeldes aufweist, gleichzeitig aber in das Politik-
feld Energie und das technologisch-infrastrukturelle Energiesystem eingebettet ist, 
[…].“449  

Zudem ermöglicht bereits ein erster Überblick über diese Felder die Einschätzung, dass hier 

nicht von klar abgrenzbaren Feldern gesprochen werden kann: Eindeutig bestehen direkte und 

indirekte Wechselwirkungen zwischen ihnen, die eine scharfe Abgrenzung unter Laborbedin-

gungen unmöglich erscheinen lassen. Doch gerade dies soll mit dem Begriff ,Politikfeld‘ vor-

liegend versucht werden. Das Politikfeld verdeutlicht insbesondere die künstliche Trennung 

dieser Bereiche, um somit Wechselwirkungen separiert analysieren zu können. Dabei ermögli-

chen es diese ,künstlichen‘, wie auch die regulären Politikfelder in der Policy-Forschung, dass 

                                                           
447  Vgl. Lauth 2009, S. 263 f. 
448  Vgl. Wenzelburger 2015, S. 21. 
449  Hirschl 2008, S. 36 f. 
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eine Konnotation mit der Realität im Zuge der Analyse hergestellt werden kann. Auf der ande-

ren Seite werden hingegen Querschnittsprobleme oder Gemeinsamkeiten, die sich politikfeld-

übergreifend auswirken, lediglich unzureichend erfasst.450  

Diese Problematik umgeht die vorliegende Arbeit, indem die Analyse zwar die Bereiche 

,Stromnetze‘ und „Onshore-Windenergie“ künstlich voneinander mittels des Politikfeldbegriffs 

trennt, sie jedoch in erster Linie hinsichtlich der verwendeten Steuerungsprinzipien untersucht. 

Insbesondere Stromnetze und die Onshore-Windenergie sind nicht nur politisch, wirtschaftlich, 

physikalisch und materiell eng miteinander verflochten. Im Jahr 2017 bedingen sie sich quasi 

gegenseitig und weisen Pfadabhängigkeiten auf. Nur durch die begriffliche Trennung, die sich 

konsequent durch die folgende Analyse zieht, lassen sich auch Wirkungen in der politischen 

Steuerung beider Felder erkennen, die mehr oder weniger harmonieren und in der Schnittmenge 

wiederum eigene Effekte erzielen.  

 

8.2)  Politische Steuerung 

Die politische Steuerung setzt sich die Beeinflussung gesellschaftlichen Handelns von staatli-

cher Seite zum Ziel, eine stabile Ordnung zu schaffen.451 In diesem Zuge formuliert der Staat 

Ziele und versucht diese mit bestimmten Instrumenten zu erfüllen, indem er die Akteure (Indi-

viduen, Unternehmen, Institutionen etc.) zu einem bestimmten Verhalten leitet. Dabei können 

im Zuge der Policy-Forschung gröbere von detaillierteren Steuerungsformen unterschieden 

werden: Beispielsweise bildete der Staat eine Steuerungsform mittels Macht und Recht, wohin-

gegen der Markt über Transaktionen und Tausch funktioniert. Auch die Gemeinschaft wird als 

Steuerungsform definiert, die über den Begriff Solidarität steuert.452 Die vorliegende Arbeit 

bedient sich jedoch ausdefinierterer Steuerungsinstrumente, wie sie von Dietmar Braun und 

Olivier Giraud etabliert worden sind.453 Bei diesen Steuerungsinstrumenten wird ein deutliches 

Hierarchieverständnis zwischen dem Staat als Regulator (Steuerungsobjekt) und den Akteuren 

als zu regulierenden und umsetzenden (Steuerungssubjekt) vorausgesetzt.454 Dabei sollte vor 

allem in den 1960/70er-Jahren mittels ,aktiver Politik‘ regulativ auf verselbstständigte Prozesse 

                                                           
450  Vgl. Wenzelburger 2015, S. 22. 
451  Vgl. Braun 2003, S. 147. 
452  Vgl. Lauth 2009, S. 275. 
453  Vgl. Braun 2003, S. 148 ff. 
454  Vgl. Lauth 2009, S. 275. 
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in Wirtschaft und Gesellschaft Einfluss genommen werden, um auf diese Weise Probleme zu 

lösen oder ihr Aufkommen zu verhindern.455 

Unterschieden werden je nach Grad der Ausdifferenzierung vier bis fünf Steuerungsinstru-

mente: Das erste bilden klassische Ge- und Verbote, die im Zuge der direkten Steuerung und 

letztlich von Gesetzen und Verordnungen Einfluss auf die jeweiligen Akteure nehmen. Es han-

delt sich hier um ein Regelwerk, dessen Nicht-Befolgung etablierte Sanktionen zur Folge hat. 

Beispielsweise kann hier das Strafrecht genannt werden, welches Handlungen unter Strafe stellt 

und das Maß der Sanktionen grob vorgibt.456 

Die zweite politische Steuerungsform, die, wie die im weiteren Verlauf aufgeführten Steue-

rungsformen, nicht mehr zur direkten Steuerung, sondern zur indirekten Steuerung zählt, bilden 

materielle (finanzielle) Anreize. Die Adressaten dieser Steuerungsform verfügen in ihrem Ver-

halten, anders als bei der direkten Steuerung mittels Ge- und Verboten, über ein größeres Spekt-

rum an Wahlmöglichkeiten, in welchem sie sich mit ihrem Handeln ohne Sanktionierung be-

wegen können. Jedoch gibt der Staat ein aus seiner Sicht ideales Steuerungsziel vor. Die Ak-

teure, die ihr Verhalten auf dieses Ziel ausrichten, werden dann mittels materieller Anreize ge-

fördert. Häufig treten derartige indirekte Steuerungen mittels finanzieller Anreize im Rahmen 

distributiver politischer Programme als Subventionen oder Steuervergünstigungen auf.457  

Die Steuerungsform der Strukturierung hingegen zielt darauf ab, den Individuen Verhaltensan-

gebote zu machen und auf diesem Wege zu beeinflussen (soziale Verhaltensarrangements). 

Diese Angebote umfassen meist die Bereitstellung von Einrichtungen, Institutionen oder Infra-

struktur durch den Staat, deren Nutzung zu einem bestimmten Verhalten führen, bzw. dieses 

ermöglichen soll. Manchmal bedarf es z. B. neben der Regulierung erst der Schaffung gewisser 

Einrichtungen oder Institutionen, um eine gewünschte Verhaltensänderung herbeizuführen. Der 

Staat wird in einem solchen Fall flankierend tätig und jeweiligen Adressaten steht es dabei frei, 

von dem Angebot des Staats Gebrauch zu machen. Strukturierung bietet einerseits eine ,An-

reizkomponente‘ durch die Bereitstellung z. B. einer Infrastruktur zur freiwilligen Nutzung, auf 

der anderen Seite aber auch eine ,Selektionskomponente‘, indem die Nutzung dieser Infrastruk-

tur mit der Befolgung staatlich definierter Voraussetzungen und Regeln oder dem Verzicht auf 

                                                           
455  Vgl. ebd., S. 275. 
456  Vgl. Wenzelburger 2015, S. 23. 
457  Vgl. ebd., S. 23. 
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ein bestimmtes, nicht erwünschtes Verhalten einhergeht.458 Die prozedurale Steuerung im Rah-

men der Strukturierung versucht weiterhin die Verfahrensmodi zu beeinflussen, durch die zwi-

schen Staat und Gesellschaft Entscheidungen getroffen werden. So soll beispielsweise durch 

möglichst breite Zugangs- und Beteiligungsrechte die ,Selbstorganisationsfähigkeit‘ gesell-

schaftlicher Akteure gestärkt werden.459 Dementsprechend zielt dieses Instrument insbesondere 

auf die ,Strukturierung der Handlungsumwelt‘ ab, in der sich Individuen und Organisationen 

bewegen.460 Für den Staat bietet gerade die verbesserte Fähigkeit der Gesellschaft zur Selbst-

organisation und -regulation eine deutliche Entlastung. Gleichzeitig behält er jedoch bis zu ei-

nem gewissen Ausmaß die Kontrolle, da ja schließlich durch ihn die Rahmenbedingungen und 

Vorschriften erlassen werden, innerhalb derer sich die gesellschaftliche Selbstorganisation voll-

zieht.  

Das letzte Instrument im Bereich der indirekten Steuerung ist das der Überzeugung und Infor-

mation. Die Werkzeuge, die in diesem Bereich Anwendung finden, sind beispielsweise Kam-

pagnen, veröffentlichte Studien oder Krankheitsbilder auf Zigarettenverpackungen. Ziel dieser 

Steuerungsart ist es, die Adressaten nicht durch Zwang, sondern durch Überzeugung und Ein-

sicht von den Absichten der politischen Führung zu überzeugen und diese damit zu einem be-

stimmten Verhalten zu bewegen. Oftmals wird dieses Instrument kombiniert mit weiteren Ver-

haltensangeboten (siehe ,Strukturierung‘), um eine Verhaltensänderung erleichtern oder erst zu 

ermöglichen. Den Individuen sollen die negativen Folgen ihres Verhaltens veranschaulicht wer-

den und sie sollen daran ihr Verhalten so optimieren, dass es sich mit der staatlichen Zieldefi-

nition deckt.461 So können zahlreiche Erkrankungen durch das Rauchen von Zigaretten nicht 

im Interesse der Volkswirtschaft liegen und der Staat beeinflusst das Individuum über abschre-

ckende Pflichtaufdrucke auf Zigarettenverpackungen sowie negative finanzielle Anreize im 

Kontext der Tabaksteuer. 

Abseits des Modells von Dietmar Braun und Olivier Giraud findet sich auch noch die indirekte 

Steuerung mittels Vorbildprinzip, wobei der Staat oder seine Repräsentanten das von ihnen als 

erstrebenswert definierte Ziel selbst vorleben.462 Im Rahmen der vorliegenden Arbeit wird die 

                                                           
458  Vgl. Braun 2003, S. 155. 
459  Vgl. ebd., S. 155. 
460  Vgl. ebd., S. 151. 
461  Vgl. Wenzelburger 2015, S. 24. 
462  Vgl. ebd., S. 24. 
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Vorbildfunktion jedoch aufgrund ihrer beabsichtigten Wirkung, nämlich die Adressaten zu 

überzeugen, der Kategorie ,Überzeugung‘ zugeordnet. 

Abschließend sei noch erwähnt, dass die dargestellten Steuerungsinstrumente nicht trennscharf 

sind und auch nicht sein sollen. Daher kommt es in der Praxis häufig vor, dass verschiedene 

Instrumente miteinander kombiniert werden, wenn diese kompatibel sind. So kann beispiels-

weise das Instrument der ,Strukturierung‘ durch das der ,Information und Überzeugung‘ ergänzt 

und damit in seiner Wirkung verstärkt werden. Ein gleicher Effekt ist auch für den Bereich der 

,regulativen Politik‘ denkbar. So könnten Appelle oder Informationskampagnen (Strukturie-

rung und Information) die Einsicht in die Sinnhaftigkeit der Befolgung gewisser staatlicher 

Regeln (regulative Politik/direkte Steuerung) erhöhen, damit deren Durchsetzung erleichtern, 

sowie gleichzeitig die Kosten für die Überwachung der Regeleinhaltung senken. Solche ,Sy-

nergieeffekte‘ sind grundsätzlich in vielen weiteren Bereichen denkbar. 

Ebenfalls ist zu erwähnen, dass es sich oftmals um ein Tableau an Steuerungsformen und Steu-

erungsinstrumenten handelt, das im Sinne von Eskalationsstufen von staatlicher Seite ange-

wandt wird.  

„Oft werden die Steuerungsprinzipien in einer bestimmten zeitlichen Reihenfolge ange-
wendet: Zunächst wird auf eine Vorbildfunktion und Überzeugung gesetzt, später kommen 
Anreize oder Angebote zum Einsatz, ehe zuletzt ggf. auf Gebote und Verbote zurückge-
griffen wird.“463 

 

8.3)  Retrospektive Gesetzesfolgenabschätzung 

Um neben der Kategorisierung einzelner Steuerungsinstrumente auch deren Zielerreichungs-

grad bemessen zu können, bedient sich die Analyse zudem der retrospektiven Gesetzesfolgen-

abschätzung (rGFA). Dies ist zudem dem Umstand geschuldet, dass die politische Steuerung 

überwiegend im Zuge von Rechtsvorschriften stattfindet, die dann bestimmte Mechanismen zur 

Steuerung der jeweiligen Akteure beinhalten. Die rGFA eröffnet somit vom Ansatz her keinen 

neuen Blickwinkel auf die definierten Politikfelder in Bezug auf die im Rahmen der Policy-

Forschung erarbeiteten Steuerungsinstrumente. Vielmehr soll die rGFA als vertiefendes Ana-

lysetool auf juristischer und legislativer Ebene464 eingesetzt werden, um den angedachten 

                                                           
463  Wenzelburger 2015, S. 24. 
464  ,Legislativ‘ ist hier als Ebene der institutionellen Vorgaben und normativen Implementierungen zu verstehen, 

während sich ,juristisch‘ auf die disziplinäre Perspektive bezieht, mit welcher die legislativen Steuerungen im 
Rahmen der rGFA untersucht werden sollen.  
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Zweck und die erzielte Wirkung der einschlägigen Normen beurteilen zu können. Es soll den 

Fokus bei der Analyse der Regulierungssystematiken für die normativen Elemente schärfen, da 

die Untersuchung sich hier die größte Messbarkeit und somit auch eine gewisse Aussagekraft 

verspricht. Zudem soll mit dem Analyseinstrument der rGFA der Schnittmengenkomplexität 

zwischen den betrachteten Politikfeldern gerecht werden: So wurde bereits expliziert, dass der 

gewählte Policy-Ansatz mit dem Fokus auf den politischen Steuerungsinstrumenten nur 

schwerlich die Verknüpfung der Politikfelder oder gar die Erarbeitung von Wechselwirkungen 

leisten kann.465 Hier soll die rGFA mit ihrer Kompetenz zur Identifizierung von Nebenfolgen466 

und deren Auswirkungen auf weitere Regelungsbereiche unterstützen. 

Die Kernfrage, die sich in Bezug auf die Analyse von Gesetzesfolgen stellt, ist die Frage nach 

der jeweiligen Effektivität der etablierten Vorschrift. Doch wie soll die Effektivität der beste-

henden Rechtsvorschriften im Sinne der Bemessung ihres Zielerreichungsgrads angemessen 

erfolgen? Auch stellen externe Effekte, die nicht direkt auf die Rechtsvorschrift zurückzuführen 

sind, eine Hürde dar. Sie können nie direkt und vollumfänglich aus der Betrachtung extrahiert 

werden und müssen folglich bei einer differenzierten Analyse immer eine Erwähnung finden. 

Ein geeignetes Instrument bietet in diesem Kontext die retrospektive Gesetzesfolgenabschät-

zung. Sie wurde konzipiert, um die Wirkung von Rechtsvorschriften in jeglichem juristischen 

Bereich zu untersuchen. Dabei liegt ihr Fokus auf der Analyse der Differenz zwischen dem in 

der Rechtsvorschrift implizierten Anspruch des Gesetzgebers und der Verwirklichung der Vor-

schrifteninhalte in der Realität.467 Auf diese Weise kann sie die Wirkungen von Rechtsvor-

schriften bestimmen und auswerten. Prinzipiell ist dies auf drei Arten möglich: In Form der 

prospektiven GFA, also vor Beschluss einer Rechtsvorschrift, mittels der begleitenden GFA, 

also während der Erarbeitung einer Vorschrift, und als retrospektive GFA, welche rückblickend 

die Wirkungen bestehender Gesetze evaluiert. Sämtliche bisher in dieser Arbeit genannten 

Rechtsvorschriften sind bereits in Kraft getreten und konnten somit auch eine Wirkung im je-

weiligen Politikfeld entfalten. Allerdings ist bereits an dieser Stelle anzumerken, dass die starke 

und schnelllebige sowie bereits aufgezeigte Novellierungsarbeit des Gesetzgebers im Bereich 

des EEG, EnWG sowie den dazugehörigen Rechtsvorschriften die Analyse der Auswirkungen 

einzelner Reglungen erschwert. 

                                                           
465  Siehe oben. 
466  Vgl. Böhret 2000, S. 19. 
467  Vgl. Böhret 2001, S. 1. 



 

  

149

Die rGFA adressiert üblicherweise Fragestellungen bezüglich der Zielerreichung, des Erfolgs, 

der Wirkungen, der Praktikabilität und Verbesserungen einer rechtlichen Regelung.468 Dabei 

ist ihr Fokus stets als rückblickend, also resümierend und bilanzierend zu verstehen, um die 

Effekte einer Rechtsvorschrift auf ihre Adressaten zu betrachten. Aufgrund der Tatsache, dass 

die Fachliteratur die Begriffe ,Zielerreichung‘ und ,Wirkung‘ sowie ,Wirkfaktoren‘ nennt, sol-

len diese Kompetenzen der rGFA näher beleuchtet werden. Bei der Bemessung der Zielerrei-

chung soll der Zusammenhang zwischen den vom Gesetzgeber festgelegten Zielen der Rechts-

norm und den Maßnahmen selbiger zu Erreichung der Ziele herausgestellt werden.469 Dabei 

richtet die rGFA das Hauptaugenmerk auf das Abstimmungsverhältnis zwischen Ober- und 

Unterzielen der Rechtsvorschrift. Da in der vorliegenden Arbeit der Fokus nicht auf einer Be-

trachtung von Verhältnissen abgestufter Ziele einer Rechtsnorm liegt, sondern das Erreichen 

eines Gesamtziels anhand einzelner Normen analysiert werden soll, ist das Einzelinstrument 

der Zielerreichung im klassischen Sinne für diese Arbeit nicht relevant. Hier ist der Begriff 

Zielerreichung, wie er in der Rechtswissenschaft verwendet wird, in Bezug auf die Fragestel-

lung dieser Arbeit irreführend. Vielmehr soll ein Vergleich der normativen Ziele der bereits 

vorgestellten Rechtsvorschriften mit den realen und empirisch prüfbaren Entwicklungen seit 

Inkrafttreten der Regelungen stattfinden. Hierzu bietet die rGFA jedoch noch einen weiteren 

Ansatz: Es handelt sich hierbei um die Betrachtung der Wirksamkeit eines Gesetzes, die dann 

in einen Soll-Ist-Vergleich überleiten kann. Um die Wirksamkeit erfolgreich bestimmen zu 

können, müssen zunächst die steuernden Bestandteile einer Rechtsnorm, die so genannten 

Wirkfaktoren definiert werden:  

„Als rechtliche Wirkfaktoren sind die einzelnen rechtlichen Regelungen einer Rechtsnorm 
anzusehen, die nach den Intentionen des Gesetzgebers dazu dienen sollen, soziales Verhal-
ten zu beeinflussen.“470 

Als dergestalte Wirkfaktoren können hinsichtlich der Forschungsfrage dieser Arbeit bestimmte 

Regulierungsmechanismen der genannten Rechtvorschriften für die Steuerung des Ausbaus von 

WEA, wie zum Beispiel finanzielle Vergütungen, Abregelung der WEA durch Engpassma-

nagement und Behinderungen im Anschluss der WEA an das Netz angesehen werden. Da es 

jedoch über den Rahmen der Arbeit hinausreichen würde, jeglichen Einfluss eines jeden Wirk-

faktors zu bestimmen und dessen spezifische Wirkung auf den Adressatenkreis der Rechtsnorm 

zu identifizieren, soll in dieser Arbeit geringfügig anders verfahren werden. Um die einzelnen 

                                                           
468  Vgl. ebd., S. 255. 
469  Vgl. ebd., S. 259 f. 
470  Giese 1999, S. 40. 
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Wirkfaktoren vorzustellen, dienen die vorangegangenen Kapitel über die relevanten rechtlichen 

Grundlagen, welche einen Überblick über die maßgeblichen Normen und über deren grobe ju-

ristische Steuerungsmechanismen verschaffen, die dann mittels der politischen Steuerungsin-

strumente im Zuge der Policy-Analyse kategorisiert werden.  

Zum weiteren Vorgehen hinsichtlich der rGFA offenbart die juristische Fachliteratur folgende 

Hinweise: Als Wirksamkeit wird die Fähigkeit einer Rechtsnorm bezeichnet, die Ziele, die mit 

ihrer Schaffung impliziert wurden, zu erreichen. Daraus folgt, dass der Wirkungsanalyse eine 

Zielanalyse vorangeschaltet werden muss, auf die dann Bezug genommen werden kann.471 Für 

die vorliegende Arbeit bedeutet dies, dass die Wirkungen der bereits identifizierten rechtlichen 

Grundlagen auf das vorher determinierte Ziel bezogen werden müssen, um die Wirkung messen 

zu können. Als politische Ziele werden die Zielsetzungen des Gesetzgebers in den einleitenden 

Normen der jeweiligen Rechtsvorschrift oder offizielle politische Stellungnahmen der Regie-

rung im jeweiligen historischen Kontext genutzt.  

Um diese Wirkungen bemessen zu können, gibt die Fachliteratur unterschiedliche Ansätze vor: 

Zum einen müssen die nicht-rechtlichen Wirkfaktoren identifiziert und ihr Einfluss bemessen 

werden.472 Dies gestaltet sich im Fall der vorliegenden Arbeit schwierig, da sowohl der Bereich 

der Windenergie als auch der Netzausbau nicht nur von umwelt- und energiepolitischen, son-

dern in ihrer Eigenschaft als Technologie auch von technischen, ökonomischen und sozialen 

Einflüssen diffundiert werden. Gleichwohl soll auf die nicht-rechtlichen Wirkfaktoren einge-

gangen werden, es sei jedoch klargestellt, dass diese nur als ergänzende Nebeneffekte zu Gel-

tung kommen, was dem vorliegenden Fokus geschuldet ist. Weiterhin sollen Veränderungen 

im Verhalten der Rechtsadressaten herausgearbeitet werden, um somit Folgen der Rechtsnorm 

aufzeigen zu können. Im Bereich Windenergie können deshalb Daten über den Zubau von WEA 

dienlich sein, da sie eine Verhaltensänderung der Rechtsadressaten auf der motivationalen 

Ebene, also hinsichtlich der Ausbildung ihrer Präferenzen mittels staatlich gesteuerter Anreize, 

belegen. Dies führt zu einem Soll-Ist-Vergleich, welcher das Verhältnis zwischen durch den 

Gesetzgeber angestrebten Verhaltensänderungen der Rechtsadressaten und dem tatsächlichen 

Verhalten der Betroffenen führt.  

Aufgrund der Tatsache, dass im Bereich Windenergie hinsichtlich des EEG nur eine geringe 

Anzahl empirisch belegbarer Parameter zur Verfügung steht, lassen sich aus diesem Vergleich 

                                                           
471  Vgl. ebd., S. 41 f.  
472  Vgl. ebd., S. 43. 
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wahrscheinlich nur Entwicklungstendenzen ableiten, da der Stichtag für die Bemessung der 

Zielerreichung hinsichtlich der Windenergie in der entfernteren Zukunft liegt. Auch im Bereich 

des Netzausbaus lassen sich vermutlich nur Tendenzen erkennen, da erst ,kürzlich‘ mit der 

Liberalisierung ein Umbruch hinsichtlich der staatlichen Steuerung auf diesem Gebiet stattge-

funden hat. Damit wird klar, dass die Ex-post-Analyse nur einen relativ kurzen Zeitraum um-

fasst, was der Aktualität der Fragestellung dieser Arbeit geschuldet ist. Dieser Umstand muss 

hingenommen werden, da die rGFA ansonsten als geeignetes Analysetool erscheint. Insbeson-

dere die Hinweise der Fachliteratur, welche aufzeigen, dass eine Rechtsvorschrift mit einer an-

deren verglichen werden kann, welche die gleiche Regelungsmaterie betrifft, eröffnet hier neue 

Perspektiven.473  

Da die vorliegende Arbeit bereits in den voranstehenden Kapiteln große Schnittmengen von 

Windenergie und Netzausbau identifizieren konnte, und zudem die zahlreichen Bezugnahmen 

von Einzelnormen aus unterschiedlichen Gesetzen belegte, deutet sich hier die Möglichkeit ei-

ner Schnittmengen-Analyse an. Zwar sind Rechtsvorschriften, wie EEG und EnWG, prinzipiell 

nicht direkt miteinander vergleichbar, da sie unterschiedliche Wirkungen in verschiedenen Ad-

ressatenkreisen entfalten möchten. Jedoch bezieht sich diese Feststellung auf die Gesamtheit 

der Rechtsvorschriften. Da diese Arbeit jedoch schon im Vorhinein die relevanten Normen der 

jeweiligen Rechtsvorschriften identifiziert hat, können diese in ihrer gemeinsamen Schnitt-

menge durchaus miteinander verglichen werden. Damit wird deutlich, dass die rGFA ein ge-

eignetes Analyseinstrument bildet, um die aufgezeigte Schnittstelle von Windenergie und Netz-

ausbau zu beleuchten. Dies soll sowohl mittels eines Soll-Ist-Vergleichs, der auf die Verhal-

tensänderungen der Rechtsadressaten eingeht als auch durch eine Ex-Post-Analyse, welche die 

zeitliche Dimension der Verhaltensänderungen aufzeigt, erfolgen, um die Gesetzeswirkungen 

differenziert schildern zu können. Angemerkt sei allerdings, dass die Adressaten der Rechts-

vorschriften nicht genauer definiert und untersucht werden. Die Analyse will in gewisser Weise 

die Adressaten von der Makro-Ebene betrachten und nicht einzelne Untergruppen und Sonder-

fälle ausdefinieren. So würde es bereits eine eigenständige wissenschaftliche Leistung darstel-

len, Betreiber regenerativer Erzeugungsanlagen technologiescharf abzugrenzen und dann noch 

nach dem jeweiligen Geschäftsmodell: Zum Beispiel sei hier erwähnt, dass neben dem klassi-

schen Landwirt, der eine Onshore-WEA auf seinem Grund errichtet auch Versicherungen als 

Akteure auftreten, indem sie mit ganzen Windparks sichere Renditen als Anlageobjekte suchen. 

                                                           
473  Vgl. Böhret 2001, S. 255 f. 
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Zudem müsste hier noch nach unterschiedlichen Formen der gesellschaftsrechtlichen Ausge-

staltung derartiger Geschäftsmodelle differenziert werden, da sich hieraus unterschiedliche In-

teressen ableiten. Dies soll im vereinfachten Ansatz vermieden werden, weshalb die große 

Gruppe der Onshore-WEA-Betreiber, ungeachtet ihrer Heterogenität, als einheitlicher Adres-

satenkreis der als relevant herausgestellten Rechtsnormen gilt. Sinngemäß verhält sich dies bei-

spielsweise mit den Verteilnetzbetreibern, die sich aufgrund ihrer Netzstruktur und Kundenan-

zahl, sowie den daraus resultierenden unterschiedlichen administrativen Anforderungen erheb-

lich unterscheiden. Es handelt sich also nie um einen akteurszentrierten Ansatz.  
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9) Analyse 

9.1)  Analyse des Politikfelds „Onshore-Windenergie“ 

Die Analyse dieses breiten, komplexen und sehr dynamischen Politikfelds erscheint bereits auf-

grund der vorangegangenen Ausführungen anspruchsvoll. Deshalb sollen mittels des gewählten 

Analyseinstrumentariums die Bereiche des Politikfelds untersucht werden, die eine Messbar-

keit zulassen und somit Auswirkungen auf weitere, schwer messbare Gebiete der Onshore-

Windenergie erklären und untermauern können.  

 

9.1.1) Steuerung mittels Preisregulierung 

Eines der wichtigsten Instrumente zur Steuerung der Onshore-Windenergie bildet das bereits 

beleuchtete EEG in seinen jeweiligen Fassungen. Das EEG förderte die regenerativen Energie-

erzeugungstechnologien seit seinem Ursprung im StrEG 1991 mittels finanzieller Förderung 

und Investitionsanreizen. Die Form der klassischen Preisregulierung wird jedoch von neueren 

Formen des EEG zunehmend mit marktwirtschaftlicheren Mechanismen verdrängt. Mit dem 

EEG 2017 ist eindeutig ein Übergang von der klassischen Preisregulierung in eine Mengen-

steuerung zu beobachten, jedoch ohne in ein klassischen Quotenmodell zu verfallen.474 Bis zum 

EEG 2009 existierte in der grundlegenden Ausgestaltung lediglich ein Vergütungsmodell für 

Anlagenbetreiber, welches eine Grund- und eine Anfangsvergütung vorsah. Es handelte sich 

neben direkter Steuerung mittels des EEG als Gesetz folglich um das Steuerungsinstrument der 

Finanzierung, da der Gesetzgeber durch finanzielle Anreize die potenziellen Betreiber von 

Windenergieanlagen zu einem bestimmten Verhalten bewegen wollte, welches idealerweise der 

Errichtung neuer Windenergieanlagen entsprach. Nur so konnte der Gesetzgeber im, vor noch 

relativ kurzer Zeit liberalisierten, Sektor der Energiewirtschaft die selbst gesteckten Klimaziele 

und die daraus abgeleiteten Ziele zur Erzeugung von Strom aus regenerativen Energien errei-

chen. Die Finanzierung der Windenergieanlagen erfolgt jedoch nicht im Sinne einer Subventi-

onierung, da die Vergütung für die Anlagen nicht aus dem Staatshaushalt stammt, sondern di-

                                                           
474  Vgl. Kap. 2.3.8) der vorliegenden Arbeit. 
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rekt von den Konsumenten des Guts Strom entrichtet wird. Die Höhe der Grund- und Anfangs-

vergütung pro erzeugter Energieeinheit wird durch den Gesetzgeber seit dem StrEG detailliert 

im jeweiligen Gesetz festgeschrieben und ist in erster Linie von den zuständigen Netzbetreibern 

an den Anlagenbetreiber einer Windenergieanlage auszuzahlen.  

Über einen bundesweiten Mechanismus der Kostenwälzung der Netzbetreiber wird die verblei-

bende Differenz aus dem Anspruch des Anlagenbetreibers und dem tatsächlichen Erlös des 

vermarkteten elektrischen Stroms dann auf die Haushalte der Endverbraucher umgelegt. Diese 

können die Höhe der EEG-Umlage als Form einer Verbraucherfinanzierung an die Betreiber 

von Windenergieanlagen auf ihrer Stromabrechnung transparent nachverfolgen. Betrug diese 

Umlage im Jahr 2008 noch 1,12 ct pro kWh, steigerte sie sich im Jahr 2012 auf 3,59 ct pro kWh 

und beträgt im Jahr 2017 6,88 ct pro kWh.475 Dies entspricht einem Anstieg der EEG-Umlage 

um 514,29 Prozent im angegebenen Zeitraum und verdeutlicht, dass die Endverbraucher in den 

letzten Jahren zunehmend die regenerativen Energien gemäß der Vorgaben des EEG finanziert 

haben. Die Onshore-Windenergie trug im Jahr 2008 mit einem Anteil von 1 186 Mio. Euro an 

der bundesweiten und technologieübergreifenden EEG-Umlage i. H. v. 4 818 Mio. Euro bei. 

Im Jahr 2017 wird sich gemäß der Prognosen des Bundesministeriums für Wirtschaft und Ener-

gie bei einem bundesweiten Volumen der gesamten EEG-Umlage i. H. v. ca. 24 449 Mio. Euro 

der Anteil der Onshore-Windenergie auf ca. 5 291 Mio. Euro belaufen.476  

Durch die Vermarktung der regenerativen Erzeugungsleistung an der Strombörse führt dies zu 

allgemein sinkenden Strompreisen. Der Umstand, dass die EEG-Umlage die Differenz des an 

der Strombörse erzielten Erlöses zum tatsächlichen und jeweils aktuellen Strompreis darstellt, 

zeigt in Verbindung mit den o. g. Beträgen eindeutig, dass dies wiederum zu einem Anstieg der 

EEG-Umlage führen muss.477 Der Gesetzgeber setzt mit seinem Grundprinzip der Steuerung 

mittels finanzieller Anreize über eine Zwangsumlage einen gewaltigen Prozess mit enormen 

Kosten und dynamischer Entwicklung in Gang. Dabei ist offensichtlich, dass in erster Linie nur 

die Endverbraucher und partiell ebenfalls Unternehmen belastet werden. So betrug die Belas-

tung durch die EEG-Umlage für einen deutschen Durchschnittshaushalt mit einem Stromver-

                                                           
475  Vgl. Internetquelle Bundesnetzagentur: EEG-Umlage; sowie Kap. 2.3.9) der vorliegenden Arbeit. 
476  Vgl. Internetquelle: Bundesministerium für Wirtschaft und Energie: EEG in Zahlen, S. 10. 
477  Vgl. Internetquelle: Internationales Wirtschaftsforum Regenerative Energien (IWR): Börsenstrompreis. 
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brauch von 3 500 kWh im Jahr 2015 ca. 220 Euro. Die Energiewende wird durch den Gesetz-

geber also mittlerweile mit Milliardenbeträgen finanziert, ohne sie jedoch direkt aus staatlichen 

Haushalten zu subventionieren.  

Folglich bildet das Instrument der Strukturierung auch ein Instrument, welches direkt neben der 

Finanzierung Einfluss auf die regenerativen Energien und somit auch die Onshore-Windenergie 

ausübt: Investoren benötigen für eine ,junge‘ und noch unzureichend ausgereifte Technologie 

ein verlässliches Umfeld. Dies hat der Gesetzgeber mit den verschiedenen Fassungen des EEG 

geschaffen, auch wenn seit dem EEG 2012 zunehmend Abstand von der klassischen Preisregu-

lierung genommen wird. Vergütungen und kalkulierbare Erträge über Zeiträume von 20 Jahren 

gewährleisten Investitions- und Planungssicherheit, was an den erheblichen Zubauraten der 

Windenergie an Land schnell zu erkennen ist.478 Doch im Umkehrschluss greift der Gesetzge-

ber mit der Schaffung von günstigen Bedingungen für Anlagenbetreiber auch direkt in die 

Sphäre seiner Endverbraucher ein, welche diese vorteilhaften Rahmenbedingungen über § 61 

EEG indirekt zu finanzieren haben. Es erfolgt mittels des Instruments der Strukturierung also 

eine finanzielle Umverteilung von privaten Haushalten, also der breiten Masse der Bevölke-

rung, zu den Betreibern von EE-Anlagen. Dies kann natürlich positiv damit begründet werden, 

dass die Energiewende somit auf einem breiten Fundament steht und einen hohen Grad an Ak-

zeptanz erfährt. Jedoch schwelt in den Medien seit Jahren der Diskurs über die zunehmende 

finanzielle Belastung der privaten Haushalte, vor allem da das EEG mit § 63 ff explizit die 

Befreiung von energieintensiven, gewerblichen Stromverbrauchern zum Zwecke der Wettbe-

werbsfähigkeit zulässt. Hinsichtlich der allgemeinen Steuerung mittels Preisregulierung im 

EEG lässt sich also konkludieren, dass dem Gesetzgeber seit Jahren an günstigen Bedingungen 

für den Zubau weiterer Windenergieanlagen an Land gelegen ist, was er mit Regelungen unter-

mauert, die Endverbraucher mit hohen Summen und steigender Tendenz belasten. Das Ziel der 

Energiewende gewinnt also in gewisser Weise Vorrang vor kurzfristigen und wohlfahrtsstaat-

lichen Aspekten, die sich unmittelbar entlastend auf die Endverbraucher auswirken würden. 

Zudem kann die Verteilungsgerechtigkeit der EEG-Umlage durchaus angezweifelt werden, da 

sie sämtliche Haushalte nur in Abhängigkeit von ihrem Stromverbrauch betrifft. Finanziell 

schwächer gestellte Haushalte werden ihren Stromverbrauch nicht in großem Maße reduzieren 

können, was im Umkehrschluss zu einer relativ ungleich höheren Belastung dieser Gruppe 

führt.  

                                                           
478  Vgl. Kap. 2.2) der vorliegenden Arbeit. 
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9.1.2)  Spezifische Instrumente in Bezug zur Onshore-Windenergie 

Die Onshore-Windenergie wird durch das EEG mittels sehr spezifischer Vergütungssätze ge-

fördert. Dabei offenbarte die bisherige Untersuchung, dass sich die grundlegende Vergütungs-

systematik, welche auf einer Grund- und einer Anfangsvergütung fußt, vom EEG 2000 bis zum 

EEG 2012 nicht wesentlich änderte.479 Lediglich die Beträge der jeweiligen Vergütungen 

schwankten im Laufe der Jahre, was auf einen Prozess der immerwährenden Anpassung hin-

deutet. Während sich die Anfangsvergütung zwischen dem EEG 2000 und dem EEG 2012 im 

Bereich von 9,20 ct/kWh und 8,70 ct/kWh bewegte, wurde die Grundvergütung im selben Zeit-

raum konstant von 6,19 ct/kWh auf 4,87 ct/kWh abgesenkt. Da die Grundvergütung über einen 

Zeitraum von 20 Jahren zugesichert wird und es sich bei der Anfangsvergütung eher um eine 

finanzielle Unterstützung in den ersten Monaten des Anlagenbetriebs handelt, ist die konstante 

Absenkung der langfristigen finanziellen Unterstützung vor dem Hintergrund der im Verlauf 

der EEG-Entwicklung erkannten ,Überförderung‘ eine logische Konsequenz, um die System-

kosten auf lange Sicht zu begrenzen.480  

Die Steuerung des Anlagenstandorts mittels Referenzertragsmodell481 in diesen Jahren wird als 

kritisch betrachtet, da es sich um ein Instrument mit sehr starker finanzieller Steuerungswirkung 

handelt. Für Anlagen an windschwächeren Standorten werden hier deutlich längere Laufzeiten 

der erhöhten Anfangsvergütung gewährt, was zu einer deutlichen Steigerung der Vergütungs-

summe führt. Da der Zubau von Onshore-Windenergieanlagen in den Jahren 2011 bis 2013 

zum Großteil in Regionen mit Standortqualitäten von 60 bis 90 Prozent erfolgte, wurden auch 

die höchsten Beträge der Anfangsvergütung durch die jeweiligen Anlagenbetreiber ausge-

schöpft.482 Die legislative Steuerung mittels Referenzertragsmodell, welche eine Verlagerung 

der Windenergie von den leistungsstarken Küstenstandorten im Norden mit konstantem und 

kräftigem Windangebot hin zu leistungsschwächeren Binnenstandorten attraktiver gestalten 

sollte, wurde partiell ausgehöhlt. Die Weiterentwicklung der Anlagen zur Steigerung der Effi-

zienz sowie Lernkurveneffekte bei der Produktion führten durchschnittlich zu deutlich gerin-

geren Investitions- und Betriebskosten, als durch das Referenzertragsmodell abgedeckt 

wurde.483 Ursachen können auch in der Entwicklung von Schwachwindanlagen mit sehr guten 

                                                           
479  Vgl. Kap. 2.3.3) bis 2.3.6) der vorliegenden Arbeit. 
480  Vgl. Hirschl 2008, S. 157. 
481  Vgl. Kap. 2.3.3) der vorliegenden Arbeit. 
482  Vgl. Kettwig 2015, S. 50 f. 
483  Vgl. Internetquelle: Erfahrungsbericht gem. § 65 EEG 2014 i.A. des BmWi (IIe), S. 85 ff., S. 280 ff. 
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Erträgen an Binnenstandorten gesehen werden, die von den Herstellern speziell mit großer Na-

benhöhe und größer dimensionierten Rotoren angeboten werden, um diese Nische zu beset-

zen.484 Eine partielle Überförderung war also die Folge der staatlichen Steuerung mittels dieses 

Finanzierungsinstruments.  

Zu beachten ist hierbei, dass es sich bei dem Referenzertragsmodell um ein sehr unscharfes 

Instrument zur räumlichen Steuerung der Windenergie handelt. Es ermöglicht lediglich eine 

Steuerung anhand von örtlich vorhandenem Windpotenzial und ist somit nicht in geographi-

scher Sicht standortgenau. Eine Verlagerung von den Küstenstandorten ins Inland kann damit 

ermöglicht werden, die genaue Platzierung der Windenergieanlagen beispielsweise an geeigne-

ter Netzinfrastruktur wird hierdurch jedoch nicht gefördert. Auch die prinzipielle Verlagerung 

der WEA in den Süden der Bundesrepublik zu den Verbrauchszentren wird dahingehend nicht 

erreicht, da sich der Großteil der Windenergieanlagen in den norddeutschen Flächenländern 

angesiedelt hat. Diese Entwicklung kehrt sich im Zuge der letzten Jahre jedoch zunehmend um, 

wie die vorangegangene Betrachtung der regionalen Verteilung zum Vorschein verdeut-

lichte.485 Seit ca. 2009 setzt eine langsam zunehmende Verteilungsgerechtigkeit hinsichtlich 

des erweiterten Zubaus in Mittel- und Süddeutschland ein. So wurden 60 Prozent der neu in-

stallierten Leistung in Mittel- und Süddeutschland errichtet.486  

Es bleibt also zu konstatieren, dass der Gesetzgeber mit dem auf finanzieller Steuerung beru-

henden Instrument der Vergütungssätze (Grund- und Anfangsvergütung), sowie dem darin ver-

flochtenen mehrstufigen Referenzertragsmodell in den Jahren 2000 bis 2013 attraktive Förder-

bedingungen für die Betreiber von Onshore-WEA schaffen konnte, was direkt von der starken 

Ausbaudynamik ableitbar ist.487 Die kumulierte Leistung der Windenergie an Land stieg inner-

halb von 13 Jahren von 6 097 MW (Jahr 2000) auf 33 757 MW (Jahr 2013) an. In der regionalen 

Perspektive, die in Bezug auf das Engpassmanagement und die Ausfallarbeit von Windener-

gieanlagen eingenommen werden muss, zeigt sich jedoch, dass eine Verdichtung im norddeut-

schen Raum seit Inkrafttreten des EEG eindeutig zu belegen ist: So war bis Ende 2013 die 

Hälfte der Anlagen in den drei Bundesländern Niedersachsen (23 Prozent), Brandenburg (14 

                                                           
484  Vgl. ebd., S. 15. 
485  Vgl. Kap. 2.2.1) der vorliegenden Arbeit. 
486  Vgl. Weber 2017, S. 34. 
487  Vgl. Kap. 2.2) der vorliegenden Arbeit. 
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Prozent) und Schleswig-Holstein (13 Prozent) angesiedelt, während die Länder Baden-Würt-

temberg, Hessen, Thüringen und das Saarland zusammen lediglich 8 Prozent der installierten 

Anlegen beherbergen.488  

Eine bundesweite Verteilung wurde mit den finanziellen Förderinstrumenten des EEG im Zeit-

raum 200 bis 2013 folglich nicht hergestellt, was insbesondere in Bezug auf den Netzausbau 

und den Transport des erzeugten Windstroms zu Problemen führt, die im weiteren Verlauf der 

Untersuchung näher erläutert werden. Jüngste Zahlen belegen einen allmählichen Wandel, der 

jedoch nicht ermöglicht, die Problematik der konzentrierten Windenergieerzeugung in Nord-

deutschland kurz- und mittelfristig zu lösen. Hinzu kommt, dass Nord- und Ostdeutschland 

neben einer hohen Windstromerzeugung auch über einen deutlich geringeren Stromverbrauch 

als Süd- und Westdeutschland verfügen, was die Transportproblematik doppelt verschärft. So 

ergeben wissenschaftliche Prognosen, dass die gesamte norddeutsche Stromversorgung bereits 

im Jahr 2020 den norddeutschen Stromverbrauch um das doppelte übersteigen wird und zu 

diesem Zeitpunkt der Anteil der Onshore-Windenergieerzeugung auf zwei Drittel des Gesamt-

verbrauchs in dieser Region anwachsen wird.489 Dies führt zwangsläufig zu einem notwendigen 

Abtransport der Überschusskapazitäten, dem die derzeitige politische Steuerung nicht gerecht 

wird.  

Mit dem EEG 2014 wurden zahlreiche Änderungen durch den Gesetzgeber vorgenommen, die 

im Wesentlichen auf eine marktwirtschaftliche Einbindung der regenerativen Energien abziel-

ten. Das Modell der legislativ geschützten Finanzierung des Zubaus von Windenergieanlagen 

erfährt erste Einschnitte, die mit dem Ausdruck ,kosteneffizient‘490 untermauert werden und 

Einzug in die Norm erhalten. Die marginalen Veränderungen bei Grund- und Anfangsvergü-

tung491 werden von der verpflichtenden Direktvermarktung überstrahlt, welche die Onshore-

Windenergie binnen zwei Jahren in den Strommarkt mit wirtschaftlichen Preisbildungsmecha-

nismen drängt. Ungeachtet der verpflichtenden Direktvermarktung erhalten Betreiber von 

Windenergieanlagen weiterhin eine kalkulierbare Vergütung, da die Differenz ihres Stromerlö-

ses an der Strombörse zur deutlich höheren anlagenspezifischen EEG-Festvergütung in Form 

der Marktprämie rückwirkend erstattet wird. Die Vermarktung erfolgt nun also nicht mehr 

                                                           
488  Vgl. Internetquelle: Erfahrungsbericht gem. § 65 EEG 2014 i.A. des BmWi (IIe), S. 12. 
489  Vgl. König 2013, S. 53 f. 
490  Vgl. § 1 Abs. 2 EEG 2014. 
491  Vgl. Kap. 2.3.7) der vorliegenden Arbeit. 
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durch Netzbetreiber, sondern durch Stromhändler und bleibt trotzdem für den Anlagenbetreiber 

weitestgehend risikolos.492 Ein Großteil der Anlagenbetreiber befand sich bereits im Rege-

lungszeitraum des EEG 2012 nach kurzer Zeit freiwillig im Modell der Direktvermarktung, was 

aus zusätzlichen Boni in Folge einer Managementprämie resultiert.  

Dabei wird mit der Direktvermarktung ein Effekt kompensiert, den die Onshore-Windenergie 

selbst verursacht: Der regenerative Strom wird zu sehr niedrigen Grenzkosten produziert, da er 

nicht auf kostenintensive fossile Energieträger angewiesen ist. Dieser Strom zu niedrigen 

Grenzkosten wird nun in zunehmend größeren Mengen an der Strombörse angeboten und sorgt 

für fallende Preise. Betreiber fossiler Kraftwerke sehen sich angesichts ihrer hohen Grenzkos-

ten und zunehmender Belastungen durch sich verteuernde fossile Rohstoffe kaum in der Lage, 

ihre Kraftwerke wirtschaftlich zu betreiben. Für die regenerativen Erzeuger sind fallende 

Strompreise hingegen kein Problem, da die die Differenz zur eigentlich garantierten Vergütung 

mittels Marktprämie erstattet bekommen.493 Die Direktvermarktung macht somit die Marktfä-

higkeit des regenerativ erzeugten Stroms messbar, eine wirkliche Verantwortung der Erzeuger 

dieses Stroms ist aufgrund des fehlenden Risikos jedoch nicht erkennbar. Es ist jedoch ein erster 

Schritt mittels direkter und zudem strukturierender politischer Steuerung, um bei den Betrei-

bern von Windenergieanlagen erstmals ein Bewusstsein für Marktmechanismen und auf dieses 

Weise auch marktliches Verhalten entstehen zu lassen. 

Das neue System wurde also primär mittels finanzieller Anreize und einer Form der Strukturie-

rung, welche die Marktorientierung fokussiert, eingeführt. Jedoch will der Gesetzgeber erstmals 

das Ausbauvolumen der Onshore-Windenergie kalkulierbar gestalten und auf diese Weise auch 

die Kosten prospektiv abschätzen können: Der ,atmende Deckel‘ sieht einen Ausbaupfad von 

2 400 bis 2 600 MW pro Jahr vor, der letztmalig durch die Branche im Jahr 2012 eingehalten 

wurde und sich seitdem deutlich über dem Schwellenwert bewegt.494 Das Überschreiten der 

durch die Deckelung vorgegebenen Ausbaugröße wird mit dem Instrument der Degression in 

finanzieller Form sanktioniert.495 Ein höherer Ausbau hat also eine höhere Degressionsrate zur 

Folge, welche die Erlöse der WEA-Betreiber schmälert. Es kristallisiert sich dabei die Absicht 

des Gesetzgebers heraus, dass er sich aus der konkreten Verantwortung einer Steuerung des 

                                                           
492  Vgl. Internetquelle: Erfahrungsbericht gem. § 65 EEG 2014 i.A. des BmWi (IIe), S. 30. 
493  Siehe oben.  
494  Vgl. Kap. 2.2) der vorliegenden Arbeit. 
495  Vgl. Kap. 2.3.7) der vorliegenden Arbeit. 
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Windenergie-Zubaus mittels finanzieller Instrumente zurücknimmt und nun, statt der Kalkula-

tion der Folgen seiner finanziellen Anreize, schlichtweg Mengenvorgaben mit daraus resultie-

renden finanziellen Konsequenzen etabliert.  

Die Steuerung über eine Erhöhung der Degressionsrate bei Überschreiten der staatlichen Men-

genvorgaben begründet jedoch ein relativ weiches Instrument indirekter, finanzieller Steue-

rung. Der Anlagenbetreiber kann sein Projekt trotz einer bereits erkannten Mengenüberschrei-

tung realisieren, wird jedoch nicht mehr die erhoffte Rentabilität erwirtschaften. Somit wird 

eine sinkende Wirtschaftlichkeit der Projekte als Risiko für die Mengensteuerung eingepreist. 

Dessen ungeachtet ist auch ersichtlich, dass dieses Instrument zwar die Kosten des Gesamtsys-

tems zu senken vermag, jedoch kaum Einfluss auf einen regional differenzierten Zubau auf 

Grundlage von Netzengpassgebieten entfaltet. Auch ist die Steuerungswirkung nicht erkennbar, 

da die empirischen Zahlen eine Einhaltung des legislativ vorgegebenen Ausbaukorridors wi-

derlegen: Im Jahr 2015 betrug der Nettozubau bei der Onshore-Windenergie 3 536 MW und im 

Jahr 2016 sogar 4 295 MW. Zwar ist ein leichter Rückgang seit dem Jahr 2014 mit 4 359 MW 

Zubauleistung erkennbar, der seit dem Jahr 2016 jedoch deutlich oberhalb des Ausbaukorridors 

wieder anzusteigen scheint.496 Somit scheint die Wirkung evtl. als ,ausbaudämpfend‘ bezeich-

net werden zu können, der normativ vorgegebene Korridor wurde mit dem Instrument der Fi-

nanzierung allerdings nicht erreicht.  

Auch muss selbstverständlich eine gewisse ,Trägheit‘ der Anlagenbetreiber, aufgrund langer 

Genehmigungsverfahren, welche sich im Durchschnitt über 57 Monate erstrecken497, einbezo-

gen werden. Bei Projektierungsbeginn können sie vor dem Hintergrund sich mittlerweile im 

zweijährigen Turnus novellierender Rechtsvorschriften mit zunehmenden Änderungen der 

grundlegenden Steuerung nicht schnell und flexibel auf neue Bedingungen reagieren. Vielfach 

werden die laufenden Kosten der Projektrealisierung die potenziellen Einbußen durch eine stei-

gende Degression übersteigen. Die Branche muss sich mit dem ,atmenden Deckel‘ selbst regu-

lieren und wirtschaftlich rentable Projekte sind nur jene, welche sich frühzeitig realisieren las-

sen. Der Übergang zur Mengensteuerung verdeutlicht in Verbindung mit der verpflichtenden 

Direktvermarktung den neuen Kurs, den der Gesetzgeber den regenerativen Energien vorgibt 

und mit dem später folgenden Ausschreibungsmodell498 noch untermauert.  

                                                           
496  Vgl. Kap. 2.2) der vorliegenden Arbeit. 
497  Vgl. Kap. 2.4) der vorliegenden Arbeit. 
498  Vgl. Kap. 2.3.8) der vorliegenden Arbeit. 
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Die Vermutung liegt nahe, dass auch die stark ansteigende EEG-Umlage499 den Druck insoweit 

auf die politischen Entscheidungsträger erhöht hat, dass die Steuerung im Politikfeld Wind-

energie nun umgekehrt gedacht wird: Es wird versucht die Gesamtkosten der Energiewende zu 

kontrollieren und nicht wie bisher möglichst optimale Bedingungen für jeden individuellen An-

lagenbetreiber zu schaffen, um auch die letzte produzierte kWh auszunutzen. Sicherlich wird 

die zunehmende Problematik des Netzausbaus und des damit verbundenen Engpassmanage-

ments ebenfalls als Übergangslösung in diese Entscheidung eingeflossen sein, um die Kosten 

für Einspeisemanagement und Reservekraftwerke nicht weiter ansteigen zu lassen. Diese Ver-

bindung ergibt sich insbesondere aus dem ,Gesetz zur Weiterentwicklung des Strommarktes 

(Strommarktgesetz)‘, welches als Mantelgesetz Einfluss u. a. auf EnWG und EEG zum Zwecke 

der System- und Versorgungssicherheit nimmt.  

Da die Versorgungssicherheit trotz steigender Mengen an volatiler Energieeinspeisung durch 

WEA seit Beginn staatlicher Regulierung die oberste Prämisse ist500, befindet sich der Gesetz-

geber in einem Spannungsfeld: Einerseits muss er im Zuge seiner Gewährleistungsverantwor-

tung501 die ständige und umfängliche Versorgung aller Bürger mit dem Gut Strom überwachen 

und andererseits soll die Elektrizitätsversorgung auf dezentrale und volatile Erzeugungstechno-

logien umgestellt werden, die das bis dato existente Netzsystem nach dem ,Bottom-up-Prinzip‘ 

gegenläufig belasten und auf diese Weise eine Gefährdung darstellen. Dabei wurde den rege-

nerativen Energien seit Beginn ihrer Förderung mit dem EEG über Jahre eine herausragende 

Rolle zugewiesen, die klar an den starken staatlichen Steuerungsmechanismen wie festen Ver-

gütungen oberhalb der marktüblichen Strompreise, der garantierten Stromabnahme und dem 

vorrangigen Netzanschluss gem. § 8 EEG502, oder der Privilegierung von WEA im Planungs-

recht gem. § 35 Abs. 1 S. 5 BauGB503 identifizierbar ist. 

Um die Untersuchung der politischen Steuerungsinstrumente in Bezug auf das EEG abzurun-

den, sei an dieser Stelle erwähnt, dass mit dem EEG 2014 zudem zwei Boni, welche im Zuge 

finanzieller Steuerung Einfluss auf die Rendite der Betreiber von Windenergieanlagen nahmen, 

                                                           
499  Siehe oben. 
500  Vgl. Kap. 4.3.1) der vorliegenden Arbeit. 
501  Vgl. Kap. 3.1.1) der vorliegenden Arbeit. 
502  Vgl. Kap. 5.3.3) der vorliegenden Arbeit. 
503  Vgl. Kap. 2.4) der vorliegenden Arbeit. 
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abgeschafft wurden. Es handelte sich dabei um den Repowering-Bonus und den Systemdienst-

leistungsbonus, die in Ergänzung zu den bereits getätigten Ausführungen in dieser Arbeit noch-

mals kurz angerissen werden: 

Mit dem Instrument des Repowerings, welches mit dem EEG 2004 in Kraft trat, ist das Ersetzen 

alter Windenergieanlagen durch neue Anlagen mit höherer Leistung gemeint. Insgesamt macht 

der Gesetzgeber den Nutzern des Repowerings konkrete Vorgaben zur Leistungssteigerung, die 

daraus resultieren soll und definiert einen räumlichen Zusammenhang zwischen alter und neuer 

Anlage.504 Damit werden alte Anlagen, die über geringe Nennleistungen verfügen und Flächen 

für effektivere Anlagen blockieren, entfernt, um auf diese Weise das Windpotenzial an den 

begehrten Standorten, welche im Zuge der ,Pionierphase‘ auch zuerst bebaut wurden, optimaler 

nutzen zu können. Häufig geht das Repowering aufgrund der Vorgabe, dass die Leistung der 

ursprünglichen Anlagen mindestens verdoppelt werden muss, auch mit einer Reduzierung des 

Anlagenbestands einher. Dies ist darauf zurückzuführen, dass wissenschaftliche Untersuchun-

gen das Potenzial für ein Repowering hauptsächlich bei Altanlagen mit einer Leistung von 500 

bis 600 kW erkennen, die aufgrund des Entwicklungspotenzials seit längerem durch Anlagen 

mit einer Leistung von 2,5 MW ersetzt werden können. Damit leisten wenige WEA so viel, wie 

ganze Windparks vor dem Repowering. Auf diese Weise wird das Landschaftsbild geordnet 

und Akzeptanz bei den Bürgern erreicht.  

Die Frage des Repowerings ist jedoch immer eine ökonomische und richtet sich insbesondere 

nach der Altersstruktur, dem Leistungsband und den daraus resultierenden Vergütungszahlun-

gen des bestehenden Anlagenparks. Der Gesetzgeber steuert hier mit dem weichen und indi-

rekten Instrument der Finanzierung, indem er einen Bonus i. H. v. 0,5 ct/kWh für Anlagen 

zahlt, die mittels Repowering ersetzt wurden und somit ein Angebot zur Optimierung schafft. 

Dieser Anreiz scheint in seiner Wirkung auch stark genug gewesen zu sein, um das Verhalten 

der Anlagenbetreiber in Richtung Modernisierung zu verändern, da bis zum Ende des Jahrs 

2013 rund 25 Prozent der neu installierten Leistung auf Repowering zurückzuführen war.505 Es 

handelt sich also in der Retroperspektive um ein sehr effektives Instrument, welches jedoch 

zusätzliche Kosten verursacht. Im Zuge der EEG-Novelle des Jahrs 2014 wurde dieser Bonus 

abgeschafft. Die Begründung ist unter anderem darin zu suchen, dass die Modernisierung des 

                                                           
504  Vgl. Kap. 2.3.4) der vorliegenden Arbeit. 
505  Vgl. Internetquelle: Erfahrungsbericht gem. § 65 EEG 2014 i.A. des BmWi (IIe), S. 21. 
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Windenergieanlagenparks auch ohne finanzielle Anreize realisierbar ist.506 Der derzeitige Be-

stand von Onshore-Windenergie umfasst nach aktuellen Untersuchungen bundesweit ca. 8 800 

Anlagen, die schon mindestens 15 Jahre alt sind und somit kurz vor einem Repowering ste-

hen.507 Betrachtet man die derzeitige Repowering-Rate von 15 Prozent, so wird schnell deut-

lich, dass mit dem Wegfall des Repowering-Bonus auch ein hohes Maß an Kosten gespart 

wurde.  

Der Gesetzgeber hat hier also temporär ein Instrument etabliert, mit dem er gleich zwei Ziele 

verfolgte: Erstens sollten alte und wenig effektive WEA durch moderne und leistungsstärkere 

ersetzt werden. Zweitens konnte dadurch die Windenergielandschaft in gewisser Weise geord-

net werden, wenngleich es sich hier wiederum nur um eine wenig ausdifferenzierte Steuerungs-

form handelt. Eine Entzerrung des Landschaftsbilds von übermäßigem Windkraft-zubau vor 

allem in den küstennahen Regionen, welches oftmals in der Kritik von Anwohnern und Touris-

ten steht, konnte damit nicht erreicht werden. Beide Ziele zusammengefasst ergeben jedoch ein 

sinnvolles Instrument mit begrenztem Wirkungsumfang, welches trotz indirekter Steuerung zu 

beachtlichen Ergebnissen in der Umsetzung führte.  

Der Systemdienstleistungsbonus wurde mit dem EEG 2009 eingeführt und sah einen finanziel-

len Bonus für Anlagen vor, die mit Steuerungselektronik gem. der ,Systemdienstleistungsver-

ordnung Wind (SDL WindV)‘ ausgestattet wurden, um dem Netzbetreiber dergestalt eine Re-

gelungsmöglichkeit zur Gewährleistung der Netzstabilität einzuräumen. An dieser Stelle zeigt 

sich offenkundig ein Wandel in der Steuerung durch den Gesetzgeber: Dieses Instrument ist 

erstmals darauf ausgerichtet, um das Handeln der Anlagenbetreiber zugunsten der Netzbetrei-

ber und damit der Systemverträglichkeit anzuregen. Der Schnittmengenproblematik zwischen 

den Politikfeldern Windenergie und Stromnetzen wird mit einem Lösungsansatz begegnet, der 

offenlegt, dass eine umfassende Versorgungssicherheit mit jederzeitigem Einspeisevorrang 

volatil einspeisender Erzeugungstechnologien und ohne jegliche Regelbarkeit selbiger vor dem 

Hintergrund begrenzter Leitungskapazitäten nicht funktionieren kann. Zudem ist diese Lösung, 

also die Einrichtung von Steuerungseinrichtungen an der WEA, darauf ausgerichtet, WEA in 

ihrer Einspeisung zu reduzieren. Damit werden erstmals die Interessen der Betreiber von Ons-

hore-Windenergieanlagen nachrangig zur Netzstabilität eingeordnet. Zugespitzter formuliert, 

                                                           
506  Vgl. ebd., S. 283. 
507  Vgl. Wolf 2017, S. 45. 
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erfolgt auf diese Weise mittels indirekter, finanzieller Steuerung der Wandel vom selbstbe-

stimmten Einspeiser hin zum durch den Netzbetreiber fremdgesteuerten Betreiber einer Erzeu-

gungsanlage.  

Für die aufkommende Problematik der Bewirtschaftung von Engpässen ist die Regelbarkeit der 

WEA durch die zuständigen Netzbetreiber von elementarer Bedeutung. Deshalb wurde der Sys-

temleistungsbonus auch mit einer reizvollen Vergütung hinterlegt, die für Bestandsanlagen 

schnell zu Mehreinnahmen von bis zum Dreifachen der Aufrüstungskosten führen konnten und 

die Wechsel somit für die Anlagenbetreiber sehr attraktiv gestalteten.508 Mit der Einführung des 

EEG 2014 wurde allerdings angenommen, dass einerseits der Großteil der Bestandanlagen be-

reits umgerüstet wurde und andererseits die technischen Einrichtungen gem. SDLWindV mitt-

lerweile zum Stand der Technik gehören. Der Boni wurde folglich abgeschafft. Rückblickend 

wurde sich erneut des Instruments der finanziellen Steuerung bedient, um das Verhalten der 

Anlagenbetreiber zu beeinflussen. Der Gesetzgeber machte somit aus der Not von Netzengpäs-

sen und kaum drosselbaren WEA eine Tugend, indem er mittels indirekter Steuerung einen 

neuen Standard etablierte, der bis heute die Versorgungssicherheit bei zunehmender volatiler 

Einspeisung in die deutschen Stromnetze gewährleistet.  

Interessanterweise handelt es sich bei der politischen Steuerung im zeitlichen Verlauf um eine 

Mischform, die in den Anfängen auf Überzeugung mittels finanzieller Anreize beruhte, im 

Laufe der Zeit strukturierend in die bekannten Technologien und Prozesse eingriff und seit 

Wegfallen des Systemdienstleistungsbonus diese etablierte Technik für Neuanlagen zur Ver-

pflichtung erklärt und somit in einem direkten Modus steuert. Neuanlagen ohne derartige Steu-

erungsmechanismen müssen nicht mehr vom Netzbetreiber gem. § 8 EEG vorrangig ange-

schlossen werden und erfahren somit sogar eine Art Sanktionierung, da sie sich mit Marktzu-

trittshürden konfrontiert sehen. Die Wahl der Steuerungsinstrumente entwickelte sich im zeit-

lichen Verlauf somit von einer indirekten zur direkten Steuerung, was vor dem Hintergrund der 

zunehmenden Relevanz des Engpassmanagements für ein starkes regulatorisches Engagement 

des Gesetzgebers spricht. 

Der Einspeisevorrang gem. § 8 EEG bildet ein Steuerungsinstrument, mit dem der Ausbau der 

Onshore-Windenergie und weiterer regenerativer Erzeugungstechnologien schonbereits seit 

dem EEG 2000 gefördert wird. Der vorrangige Anschluss und die daraus resultierende physi-

kalische Abnahme des EEG-Stroms durch den dazu verpflichteten Netzbetreiber untermauert 

                                                           
508  Vgl. Internetquelle: Erfahrungsbericht gem. § 65 EEG 2014 i. A. des BmWi (IIe), S. 98. 
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die umweltpolitische Zielsetzung hinsichtlich der regenerativen Energien, um ihnen den Markt-

zutritt reibungslos zu garantieren. Der Gesetzgeber generiert hiermit Strukturen, die nahezu der 

Planwirtschaft gleichkommen, vor allem, wenn der Netzanschluss in Verbindung mit über ei-

nen Zeitraum von 20 Jahren zugesicherten Vergütungszahlungen betrachtet wird. Der Anlagen-

betreiber soll sich in einer vereinfachten Vorstellung lediglich um die Errichtung seiner Anlage 

kümmern und betreiberfreundliche Strukturen vorfinden, in welche seine Anlage quasi auto-

matisch eingebunden wird.  

Diese Struktur geht natürlich zulasten anderer Akteure, nämlich der Netzbetreiber, die einen 

Eingriff in ihre unternehmerischen Freiheiten erfahren. Auch konventionelle Kraftwerke sehen 

sich mit der Regulierung konfrontiert, da vor dem Hintergrund begrenzter Durchleitungskapa-

zitäten und eines staatlich garantierten Anschlusses regenerativer Erzeugungsanlagen ihre An-

schluss- und Einspeisebegehren als nachrangig priorisiert werden. Dies führt vor allem vor dem 

Hintergrund konstant fallender Preise an der Strombörse und zunehmender Abschaltungen auf-

grund von Engpassbewirtschaftungen zu erheblichen betriebswirtschaftlichen Konsequenzen, 

die im weiteren Verlauf der Untersuchung noch beleuchtet werden.  

Neben der Verpflichtung zum Anschluss wird dem zuständigen Netzbetreiber ebenfalls aufer-

legt, sein Netz zu verstärken und auszubauen, wenn er aus Gründen der Kapazität dem An-

schlussbegehren von Windenergieanlagenbetreibern nicht nachkommen kann. Diese Verpflich-

tung findet sich im aktuellen EEG 2017 sowohl unter § 12 Abs. 1 EEG als auch direkt unter § 8 

Abs. 4 EEG und wird nur durch eine nicht einwandfrei definierte ,wirtschaftliche Unzumutbar-

keit‘ des Netzbetreibers gem. § 12 Abs. 4 EEG relativiert. Diese Unzumutbarkeit ist jedoch 

immer auf die Ziele gem. § 1 EnWG zu beziehen und bildet nur unter sehr engen Auflagen eine 

Möglichkeit für den Netzbetreiber, den Anschuss zu verweigern. Auch ein erkannter oder prog-

nostizierter Kapazitätsmangel führt nicht direkt zu einer Unzumutbarkeit, sondern eher zu einer 

beschleunigten Verstärkung des Netzes, um die zusätzlichen Kapazitäten abnehmen zu kön-

nen.509  

Der Gesetzgeber greift auf diese Weise also aktiv in die Investitionsprozesse der Netzbetreiber 

ein, um das Ziel einer vorrangigen Einspeisung für Windenergieanlagen zu erreichen und steu-

ert nicht mehr prozedural, sondern gezielt die jeweiligen Einzelakteure. Politikfeldübergreifend 
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kann dieser Prozess als Vorstufe zur Abschaltrangfolge in Engpasssituationen betrachtet wer-

den, da bei dieser die strukturell festgesetzte Priorisierung regenerativer Erzeugungsleistung 

konsequent in den betrieblichen Abläufen der Netzbetreiber fortzusetzen ist.510 Hier zeigt sich 

die starke Interdependenz der Bereiche Windenergie, Stromnetze und Engpassbewirtschaftung, 

welche der Gesetzgeber über eine Verflechtung der Normenbeziehungen in den neuen Fassun-

gen von EEG und EnWG zum Ausdruck bringt und eindeutig zugunsten der Anlagenbetreiber 

regelt. Wie bereits angeklungen, handelt es sich hier um ein Instrument direkter Steuerung mit 

hoher Eingriffstiefe in den betrieblichen Bereich der Netzbetreiber. Es verdeutlicht, mit welcher 

regulativen Macht der Gesetzgeber die regenerativen Energien fördern möchte und wie sehr 

sich der Gewährleistungsstaat in Regulierungstiefen vorarbeitet, die über bloße Rahmensetzun-

gen einer strukturierenden Politik hinausgehen. Derartige Entwicklungen sind auch in vielen 

anderen Politikfeldern erkennbar, wie beispielsweise der deutschen Hochschulpolitik511 oder 

der Bankenregulierung, was auf einen politikfeldübergreifenden Trend hinweist, dem die vor-

liegende Untersuchung jedoch nicht nachgeht.  

Neben den aufgeführten Instrumenten bildet vor allem das neue Ausschreibungsverfahren des 

EEG 2017 die konstante Weiterentwicklung der bekannten Mechanismen zur Einführung 

marktwirtschaftlicher Elemente in die bisher in diesem Gesichtspunkt eher isolierte Onshore-

Windenergie-Steuerung. Ausschreibungen für neue Windenergieprojekte bilden in der Genese 

der Steuerung mittels EEG ein absolutes Novum und nutzen Erfahrungen aus der Freiflächen-

ausschreibungsverordnung, welche wenige Jahre zuvor im Bereich der Freiflächen-Photovol-

taik als Pilotdurchgang genutzt wurde.512 Insgesamt wird das Konzept des ,atmenden Deckels‘ 

als Mengenbegrenzung weitergeführt, diesmal jedoch in einer Kombination mit anderen Instru-

menten: Zwar werden jährliche Ausschreibungen i. H. v. 2 800 MW im Jahr 2017 und im Jahr 

2019 i. H. v. 2 900 MW garantiert, der Anstieg der Degressionsrate ab einem Überschreiten des 

2 500-MW-Limits lässt die Vergütungen jedoch schneller Absinken. Das gesteigerte Interesse 

des Gesetzgebers, die Windenergie nun vor dem Hintergrund des starken und quasi unkontrol-

lierten jährlichen Leistungszubaus in den letzten Jahren513 in den vordefinierten Ausbaukorri-

dor zu führen, verdeutlicht sich schnell, wenn die Degressionsschwellenwerte betrachtet wer-

                                                           
510  Vgl. Kap. 5.4) der vorliegenden Arbeit. 
511   Vgl. Heinze 2009, S. 36 f. 
512  Vgl. Kap. 2.3.8) der vorliegenden Arbeit. 
513  Siehe oben.  
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den: Wird das 2 500-MW-Limit um 800 MW überschritten, führt es zu einem Anstieg der De-

gressionsrate auf 1,2 Prozent und bei einem Überschreiten um 1 000 MW erfolgt bereits eine 

Verdoppelung der Degressionsrate auf 2,4 Prozent.514  

Der Rahmen, in dem sich der Ausbau bewegen darf, wird nun mit Grenzen belegt, deren Grenz-

überschreitung sich betriebswirtschaftlich für Anlagenbetreiber deutlich bemerkbar machen 

dürfte. Dieses Vorgehen zeigt erneut ein Verschärfen der Steuerung auf, da hier empfindliche 

finanzielle Sanktionen etabliert werden. Welche Gedankengänge diese Steuerung bei den be-

troffenen Akteuren auslöst, zeigt folgender Auszug:  

„Die Degressionsregelung bewirkt, dass der weit oberhalb eines 2,5-GW-Jahreszubaus ein-
gependelte Installationsboom endet. Das EEG sieht noch garantierte Vergütungen für Pro-
jekte vor, die bis Ende 2016 genehmigt wurden und vor 2019 ans Netz gehen. Viele Pro-
jektierer beeilen sich, wollen der riskanteren Ausschreibung zuvorkommen. Die EEG-No-
velle könnte aber 2018 alle Restprojekte ins Ausschreibungssystem drängen: Mit der No-
velle sinke die garantierte EEG-Vergütung für Neuprojekte bis Ende 2018 um rund zwei 
auf unter sieben Cent je kWh, heißt es beim Maschinenbauverband VDMA.“515 

Die Wirkung des mit dem EEG 2017 etablierten Instrumentariums, den nahezu ungehemmten 

Ausbau der Onshore-Windenergie einzudämmen, wird folglich auch von anderen Akteuren vo-

rausgesehen. Diese Steuerungsform korrespondiert ebenfalls in Verbindung mit dem Planungs-

recht, in dessen Kontext häufig beschleunigte Verfahren gem. dem Vorbild des NABEG im 

Netzsektor gefordert wird516. Allerdings dürfte ein Bestreben, die Windenergie in den Korridor 

zu überführen, erst einmal kein Interesse seitens des Gesetzgebers auslösen, in naher Zukunft 

auch die planungs- und Genehmigungsverfahren zu beschleunigen. Durch den Systemwandel 

zum Ausschreibungsverfahren erfolgt nun eine Art Wettlauf auf derzeit noch kalkulierbare und 

auskömmliche Vergütungen, weshalb kurzfristig erneut ein starker Ausbau erfolgt, der jedoch 

zukünftig abflacht. In den beiden Jahren 2017 und 2018 wird aufgrund der Übergangsphase in 

das Ausschreibungssystem mit einem starken Zubau i.H.v. ca. 8 365 MW gerechnet.517 

Zukünftig werden neben dem Ausbaukorridor ebenso die normativ definierten Ausschreibungs-

volumina regulierend auf die Branche einwirken. Der Höchstwert für Gebote an einem 100-

Prozent-Referenzstandort beträgt dann sieben Cent pro kWh und verdeutlicht, dass die Projekte 

                                                           
514  Vgl. Kap. 2.3.8) der vorliegenden Arbeit. 
515  Weber 2016, S. 15 f. 
516  Vgl. Kap. 4.3.6.3) der vorliegenden Arbeit. 
517   Vgl. EnWZ (Mitteilung der Redaktion) 2017, S. 8 
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in konkurrenzfähige Dimensionen geführt werden sollen, welche eine Überförderung vermei-

den, die nahezu immer das Problem nachjustierender staatlicher Regulierung ist. Projekte, die 

ihre Leistung hinsichtlich der kalkulierten Grenzkosten nicht zu dem o. g. Betrag, welcher 

gleichzeitig den Gebotshöchstwert im Ausschreibungsverfahren darstellt, anbieten können, 

werden vom Zuschlagsverfahren ausgeschlossen.518  

Es ist absehbar, dass zukünftig ein enormer Konkurrenzdruck am Markt der Onshore-Wind-

energie entsteht, bei dem sich konsequent die preisgünstigsten Projekte durchsetzen werden. 

Dass ein derartiger Preiskampf zu negativen Nebenwirkungen in Form von Ausfallraten der 

betreffenden Projekte aufgrund strategischen Verhaltens der jeweiligen Bieter und zudem auf-

grund der Nutzung von Größenvorteilen führen kann, belegen die Erfahrungen, die man mit der 

Ausschreibung von Onshore-Windenergie in den 1990er-Jahren gesammelt hat.519 Die deutsche 

Form der Ausschreibung setzt auf finanzielle Sicherheiten, die durch den Projektierer i. H. v. 

30 Euro pro kW zu installierender Leistung520 hinterlegt werden müssen, um eine Realisie-

rungswahrscheinlichkeit zu gewährleisten. Der Staat wird damit vom reinen Förderer zum For-

derer gegenüber zukünftigen Betreibern von Onshore-Windenergieanlagen. Auch der nicht 

fristgerechte Abschluss des Projekts wird mit finanziellen Strafen belegt, was dazu führt, dass 

der Gesetzgeber nunmehr sehr genau abschätzen kann, wie viele Anlagen wann und wo an das 

Stromnetz angeschlossen werden.  

Der Nachteil eines bundesweiten Ausschreibungsverfahrens besteht jedoch erneut in einer feh-

lenden regionalen Steuerung der jeweiligen Erzeugungstechnologie. Hier wäre eine Aufteilung 

in regionale Ausschreibungszonen wünschenswert, innerhalb derer sowohl die Zubaumenge als 

auch die Anteile der jeweiligen Erzeugungstechnologie, welche sich durch unterschiedliches 

Einspeiseverhalten ggf. netzentlastend auswirken. Beispielsweise kann die Solarenergie an son-

nenreichen und windstillen Tagen einspeisen, während Netzregionen ohne Diversifikation 

keine Ausgleichsmöglichkeiten bieten. Da die Zielsetzung des Ausschreibungsmodells durch 

die wettbewerbliche Verminderung der Förderkosten begründet ist, hält auch die Monopolkom-

mission eine regionale Differenzierung i. V. m. einer gesteuerten Technologievielfalt für not-

wendig.521  

                                                           
518  Vgl. EnWZ (Mitteilung der Redaktion) 2016, S. VII. 
519  Vgl. Fülbier 2015, S. 344. 
520  Vgl. Vollprecht 2016, S. 389. 
521  Vgl. Internetquelle: Monopolkommission: Sondergutachten 71 gem. § 62 Abs. 1 EnWG, S. 81 f. 
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Die jedoch wohl für den Forschungsgegenstand dieser Arbeit deutlichste Entwicklung brachte 

das EEG 2017 mit der Zubaubegrenzung von WEA in Netzausbaugebieten gem. § 36c EEG 

2017 i. V. m. § 88b EEG 2017 hervor.522 Damit wird das Stromnetz und seine örtliche Auslas-

tung erstmalig ein Einflussfaktor im Planungshorizont von Windenergieprojekten. Als absolu-

tes Novum wird die Schnittmengenproblematik von Stromnetzen in Form von Engpassgebieten 

direkt vom EEG aufgegriffen und erfordert mit einer Begrenzung des Windenergiezubaus, der 

jährlich nur 58 Prozent der Leistung, die im Jahresdurchschnitt in den Jahren 2013 bis 2015 in 

diesen Gebieten installiert wurde, ein Umdenken bei den Projektierern. War früher lediglich die 

physische Flächenverfügbarkeit anhand planungsrechtlicher Instrumente abzuwägen523, so 

setzt der Staat heute Knappheitssignale hinsichtlich der Flächen, die er mit einer besonders 

starken Belastung der Übertragungsnetze in jenen Gebieten begründet.  

Damit greift der Gesetzgeber auf Bundesebene erstmals regionenscharf raumordnerisch in die 

Errichtung der WEA ein und etabliert ein Instrument, das zugunsten der Übertragungsnetzbe-

treiber den Ausbau der Windenergie begrenzt und in andere Bereiche verlagert. Fraglich ist, ob 

ein, um knapp die Hälfte reduzierter, jährlicher Leistungszubau die Situation in bereits überlas-

teten Netzen löst. Ein weiterführender Ansatz würde vermutlich vor dem Hintergrund der Träg-

heit im Bereich des Netzausbaus auch Gebiete, in denen ein Überlastungsrisiko in den nächsten 

Jahren prognostizierbar ist, mit einer Zubaubegrenzung für WEA belegen. Offensichtlich ver-

lässt sich der Gesetzgeber sehr auf die Umsetzung seines Ausbaukorridors, der eine operativ zu 

bewältigende Größe darstellt. Zudem darf hinterfragt werden, warum erst gerade jetzt das In-

strument der ,Netzausbaugebiete‘ Einzug in das EEG erhält. Auch ohne ein Ausschreibungsde-

sign hätte diese Begrenzung ihre Wirkung schon in deutlich früheren Fassungen des EEG ent-

falten und somit voraussichtlich zu einer Entspannung im Bereich des Engpassmanagements 

führen können. Ferner würde eine Zubaubegrenzung von WEA in ,Netzausbaugebieten‘ auto-

matisch zur gewünschten Verlagerung des Windenergieausbaus ins Landesinnere und somit zu 

den Lastzentren führen, was schließlich die Absicht der Versorgungssicherheit i. V. m. mit Kli-

maschutzzielen im Sinne des Gesetzgebers sein dürfte.  

Selbstverständlich fällt es leicht, ein derartiges Vorgehen im Nachhinein zu kritisieren. Aller-

dings muss ebenfalls erkannt werden, dass der Gesetzgeber scheinbar in diesem Spannungsfeld 

zwischen Windenergie und Stromnetzen spätestens mit dem EEG 2017 die Seite gewechselt 

                                                           
522  Vgl. Kap. 2.3.8) der vorliegenden Arbeit. 
523  Vgl. Kap. 2.4) der vorliegenden Arbeit. 
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hat: Neue Marktmodelle, die auf die Eigenständigkeit der Anlagenbetreiber setzen, feste Aus-

baukorridore, die von stattlichen Degressionsraten umgeben werden, und nicht zuletzt die Zu-

baubegrenzung in ,Netzausbaugebieten‘. All diese Instrumente stehen für eine Abkehr von der 

Energiewende um jeden Preis, der Abkehr vom immerwährenden Zubau und den zugesicherten 

Privilegien der Anlagenbetreiber. Zunehmend rücken die Netzbetreiber und ihre problemati-

sche Situation in den Fokus. Wurden sie noch vor einigen Jahren in vielen Belangen zugunsten 

der einspeisenden Windenergieanlagen in ihrem unternehmerischen Handeln beschnitten, er-

fahren sie nun eine Art ,Rückendeckung‘ durch neuartige politische Steuerungsformen, die je-

doch ein hohes Maß an Komplexität aufweisen und von unterschiedlicher Steuerungsintensität 

geprägt sind.  

 

9.1.3)  Betrachtung der Zielsetzungen 

Im Zuge der retrospektiven Gesetzesfolgenabschätzung können primär Zweck-Wirkungs-Ana-

lysen vorgenommen werden. Dies führt dazu, dass Gesetze ex post in Bezug auf ihre erreichten 

Ziele, also eine Verhaltensänderung bei ihren Normadressaten, untersucht werden können. Im 

Bereich der Onshore-Windenergie bildet, wie bereits expliziert, das EEG mit seinen differenten 

Neufassungen die hauptsächliche legislative Grundlage, um den Ausbau zu steuern.524 Der Ge-

setzgeber in Form der jeweiligen Bundesregierung hat dabei jeweils im § 1 des EEG konkrete 

Zielvorgaben zur Entwicklung der regenerativen Einspeisung an der gesamtdeutschen Strom-

produktion verankert, die äußerst einfach mit empirischen Daten verglichen werden können. 

Diese beziehen sich in erster Linie auf den Anteil aller regenerativen Energien an der Strom-

produktion und differenzieren nicht zwischen den verschiedenen Erzeugungstechnologien. Da-

her bleiben die Aussagen bzgl. gesetzgeberischer Zielvorgaben im direkten Bezug zur Onshore-

Windenergie selbstverständlich begrenzt. Betrachtet man jedoch die starke Rolle, welche die 

Onshore-Windenergie aus Sicht des Bundeswirtschaftsministeriums in der im September 2016 

veröffentlichten Broschüre ,Erneuerbare Energien in Zahlen – Nationale und internationale Ent-

wicklung im Jahr 2015‘ einnimmt, so stellt sich klar heraus, dass die Ausbauziele sich verstärkt 

auf die Onshore-Windenergie beziehen müssen: 

„Die Windenergie hat ihren Status als mit Abstand wichtigste Stromquelle unter den er-
neuerbaren Energien im Jahr 2015 deutlich unterstrichen. Nach dem Rekordjahr 2014 
konnte mit 3.802 Megawatt neu installierter Leistung wiederum ein starker Windenergie-
Zubau an Land verzeichnet werden. Abzüglich der im Zuge des sogenannten Repowerings 

                                                           
524  Vgl. Kap. 2.3) der vorliegenden Arbeit. 
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abgebauten Anlagen ergab sich ein Nettozubau von 3.623 Megawatt. Zudem schlugen sich 
noch der Rekordzubau des Vorjahres sowie gute Windverhältnisse auf die Windstromer-
zeugung an Land nieder, die mit 70,9 Milliarden Kilowattstunden ein neues Allzeithoch 
verzeichnete (2014: 55,9 Milliarden Kilowattstunden).“525 

Im Folgenden werden in komprimierter Form die Zielsetzungen der jeweiligen EEG-Fassungen 

betrachtet und mit den tatsächlichen Erzeugungsleistungen gegenübergestellt. Eine gänzliche 

Übertragbarkeit auf den einzelnen Energieträger Onshore-Windenergie kann daraus nicht im-

mer erfolgen, jedoch sind direkte Ableitungen aufgrund der herausragenden Bedeutung dieser 

Technologieform im Gesamtportfolio der erneuerbaren Energien möglich. 

Wurde im EEG 2000 noch als relativ grob definierte Zielsetzung beschlossen, den damaligen 

Anteil am gesamten deutschen Energieverbrauch bis zum Jahr 2010 mindestens verdoppeln zu 

wollen, so sollte mit der Zielsetzung des EEG 2004 der Anteil regenerativer Erzeugung an der 

Stromproduktion bis zum Jahr 2010 12,5 Prozent betragen. Zunächst offenbaren sich hier sehr 

kurze Planungshorizonte eines Gesetzgebers, der sich angesichts einer noch jungen Technolo-

gie wohl nicht auf unerreichbare Ziele in zu ferner Zukunft einlassen möchte. Jedoch handelte 

es sich immer um erreichbare Ziele: 

„Bei der Betrachtung der in der Vergangenheit formulierten EE-Ausbauziele ist festzustel-
len, dass die bisherigen Ziele stets übertroffen wurden. So wurde das mit der EEG-Novelle 
2004 angestrebte Ziel für 2010, 12,5 % des Bruttostromverbrauchs in Deutschland mit Er-
neuerbaren Energien zu decken, bereits im Jahr 2007 überschritten. Ferner wird […] deut-
lich, dass der im Jahr 2004 für 2020 geplante Stromanteil regenerativer Energien bereits 
im ersten Halbjahr 2011 erreicht wurde.“526 

Die Zubauraten wurden also damals seitens des Gesetzgebers unterschätzt, was auch einen 

Rückschluss auf die kritischen Netzzustände der heutigen Zeit zulassen kann. Mit dem EEG 

2009 wurde ein Anteil der regenerativen Erzeugung an der deutschen Stromproduktion i. H. v. 

30 Prozent bis zum Jahr 2020 angepeilt. Dieses Ziel wurde bereits 2015 erreicht, da in diesem 

Jahr insgesamt 647 Mrd. kWh Strom erzeugt wurden, von denen 194 Mrd. kWh aus regenera-

tiver Erzeugung stammen. Mit ca. 86 Mrd. kWh erzeugte die Onshore-Windenergie den größten 

regenerativen Anteil, nämlich ca. 13,3 Prozent der deutschen Stromproduktion.527  

                                                           
525  Internetquelle: BMWi – Erneuerbare Energien in Zahlen 2015, S. 8. Die Zubauzahlen dieser Quelle hinsicht-

lich der installierten Leistung weichen in geringem Maße von denen der Deutschen WindGuard aus Kap. 2.2) 
ab. 

526  Hentschel 2012, S. 7. 
527  Vgl. Internetquelle: BWE – Infografik Windenergie 2015. 
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Mit dem EEG 2012 veränderte sich die Zielvorgabe hinsichtlich des regenerativen Anteils an 

der gesamten Stromerzeugung auf 35 Prozent bis zum Jahr 2020 sowie in langfristiger Planung 

auf 50 Prozent bis 2030, auf 65 Prozent bis 2040 und auf 80 Prozent bis 2050.528 Das EEG 2014 

und das EEG 2017 unterscheiden sich hinsichtlich ihrer Zielsetzung nicht: In beiden soll der 

Anteil der erneuerbaren Stromerzeugung bis 2025 40 bis 45 Prozent, bis 2035 55 bis 60 Prozent 

und bis zum Jahr 2050 80 Prozent am Bruttostromverbrauch betragen. 529 Neben zunehmend 

weiter gefassten Zeiträumen für die Zielsetzungen, welche mittlerweile bis in das Jahr 2050 

reichen, sind weitere Zielsetzungen von größerer Relevanz: So wurde im EEG 2012 erstmals 

als Ziel definiert, neben der quantitativen Erhöhung des Stromanteils aus erneuerbaren Ener-

gien auch deren Integration in das bestehende Elektrizitätsversorgungssystem voranzutreiben. 

Somit wurde also zu einem relativ späten Zeitpunkt erkannt, dass beide Bereiche besser aufei-

nander abgestimmt werden müssen. Eine wirkliche inhaltliche Unterstützung dieses Ziels er-

folgte jedoch frühestens mit dem EEG 2014 und auch das EEG 2017, welches dieses Ziel weiter 

vertieft und mehr gewichtet, wird wohl nicht die abschließende Lösung darstellen.  

Zudem wurde im EEG 2014 der Begriff ,kosteneffizient‘ als Zielsetzung verankert. Damit ist 

in der Folge ersichtlich, dass der Gesetzgeber seine selbst gesteckten Ziele hinsichtlich des Er-

zeugungsanteils der regenerativen Energien stets in einem umsetzbaren Rahmen wählte und 

zudem mittels einzelner Schlagworte zu Beginn der jeweiligen EEG-Fassung einen System-

wandel einläutete. Das EEG gewinnt neben seiner Komplexität, die sich aus der reinen Anzahl 

seiner Paragraphen530 ergibt, zunehmend den Charakter ein allumfassendes Instrument zu wer-

den, um jegliche Probleme, die im Zuge der Energiewende auftreten, konzentriert zu lösen. 

Sollte früher nur ein reiner Ausbau erfolgen, kamen im Laufe der Zeit die bessere Integration 

der Anlagen in das Elektrizitätsversorgungssystem sowie die Kosteneffizienz hinzu.531 Im EEG 

2017 wurden diese zusätzlichen Zielsetzungen auf einen stetigen, kosteneffizienten und netz-

verträglichen Ausbau der regenerativen Erzeugung zusammengefasst.532  

Das Erreichen ebendieser Ziele ist simultan zu den Zielsetzungen des EnWG schwer überprüf-

bar, da es sich nicht um exakt definierte oder gar mit Schwellenwerten hinterlegte Begriffe 

handelt, sondern um Idealbegriffe. Es ist offensichtlich, dass der Ausbau der regenerativen 

                                                           
528  Vgl. § 1 EEG 2012. 
529  Vgl. § 1 EEG 2014, § 1 EEG 2017. 
530   Siehe oben. 
531  Siehe oben.  
532  Vgl.§ 1 Abs. 2 EEG 2017. 
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Energien und damit auch der Onshore-Windenergie stetig erfolgen muss, um die gesetzten 

Werte am Bruttostromverbrauch zu erreichen. Ein Aussetzen des Windenergiezubaus zur Kon-

solidierung der Netzsituation wäre aufgrund der langen Planungs- und Genehmigungsverfahren 

kaum möglich. Zudem würde eine Industrie mit laut Bundesverband WindEnergie e.V. knapp 

150 000 Beschäftigten zum Erliegen kommen, die sich sicherlich nicht ausschließlich auf den 

Export ihrer Leistungen stützen kann.533 Die Kosteneffizienz ist ein Ziel, welches auch bei jun-

gen Technologien in modernen Volkswirtschaften umgesetzt werden sollte. Zwar müssen hin-

reichend positive Rahmenbedingungen geschaffen werden, um Unternehmen der Privatwirt-

schaft ausreichend zu ihren Investitionen anzureizen, allerdings ist es auch Aufgabe des Staats 

im Zuge der Regulierung die Interessen des Gemeinwohls abzuwägen, was automatisch zu ei-

ner Kosteneffizienz führt.534  

Die über Jahre hinweg konstant starken Zubauraten der Onshore-Windenergie sind in Verbin-

dung mit der stark ansteigenden EEG-Umlage evtl. ein Indiz dafür, dass die regulierungsrecht-

liche Ausgewogenheit zwischen dem Anreizen der Wirtschaft und dem Kostenschutz für das 

Gemeinwohl fehlte. Es ist jedenfalls offensichtlich, dass der starke Zubau der Onshore-Wind-

energie den Staat gleich doppelt in seiner Gewährleistungsverantwortung fordert: Einerseits in 

der schwer herzustellenden Kosteneffizienz im Zuge des Gemeinwohlschutzes und andererseits 

in der Netzintegration, welche hinsichtlich der potenziell abnehmenden Versorgungssicherheit 

auch den Interessen des Gemeinwohls entgegenstehen könnte. Die Kernaufgabe des EEG, wel-

che sich auf den Ausbau der regenerativen Leistung bezieht, wurde in der Weise erfüllt, dass 

die Zielsetzungen sogar ständig übertroffen wurden. Wahrscheinlich sind dabei die direkten 

Rückkopplungen auf weitere Felder nicht ausreichend beachtet worden, was die folgende Ana-

lyse eruieren soll. 

 

9.2)  Stromnetze 

Simultan zum Politikfeld Onshore-Windenergie sollen nun die Stromnetze und insbesondere 

der damit verbundene Netzausbau hinsichtlich der politischen Steuerungsinstrumente und de-

ren Abstimmung auf Nachbarfelder untersucht werden. Bereits in der Analyse der Onshore-

Windenergie traten gleich mehrmals Wechselbeziehungen zu den Bereichen Stromnetze und 

                                                           
533  Vgl. Internetquelle: BWE – Beschäftigte in der Windindustrie.  
534  Vgl. Kap. 3) der vorliegenden Arbeit. 
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Engpassbewirtschaftung auf. Zudem zeigt sich, wie schwer diese Bereiche mittels Festlegung 

als Politikfelder zu trennen sind. Diese relativ untypische Erkenntnis für eine Analyse mittels 

politischer Steuerungsinstrumente drängt sich in dieser Untersuchung des Öfteren auf, da der 

Gesetzgeber in den letzten Jahren die Normen der jeweiligen Bereiche in deutlich stärkere In-

terdependenzen setzt. Die häufig aus juristischer Perspektive künstlich aufgebrochene und se-

parierte Behandlung dieser Themenbereiche verschmilzt aus politik- und wirtschaftswissen-

schaftlicher Sicht zunehmend.  

Dessen ungeachtet soll auch in der folgenden Analyse der Schwerpunkt der Betrachtung expli-

zit auf dem Politikfeld Netzausbau liegen, um gezielt die Steuerungsinstrumente isoliert be-

trachten zu können und Aussagen zur Abstimmung der identifizierten Instrumente aus allen 

drei Bereichen aufeinander treffen lassen zu können. Wie bereits im deskriptiven Part dieser 

Untersuchung herausgestellt535, wurden die Stromnetze zum Ende der 1990er-Jahre liberali-

siert. Die Steuerungsanalyse setzt bewusst erst ab diesem Zeitpunkt ein, da der Fokus der Arbeit 

auf dem sehr aktuellen Geschehen liegt und eine weit gefasste, retrospektive Betrachtung in 

diesem Kontext keinen Mehrwert verspricht. Die grundlegende Strukturveränderung inklusive 

der staatlichen Rolle wurde bereits aufgezeigt.536 

Das EnWG begründet insbesondere im Bereich des Stromnetzes auf einem Regulierungsbe-

dürfnis des natürlichen Monopols.537 Dabei bewirken es Marktmechanismen allein nicht, den 

Zugang und die Nutzung des Netzes auch in Bezug zu den anfallenden Netzentgelten kosten-

effizient i. S. v. niedrigen Grenzkosten zu gestalten. Ein nicht regulierter Netzbetreiber wird die 

Netzentgelte nahezu frei diktieren können, da das einzige Substitut der Nutzung seines Netzes 

in der Umgehung mittels eines neu zu errichtenden Netzes, welches parallel zu seinem Netz 

verlaufen müsste, bestünde. Durch den hohen Kapitaleinsatz in der Errichtung und dem Betrieb 

von elektrischen Netzen, ist diese Option wiederum kaum wirtschaftlich. Es bestünden folglich 

nur die Optionen der Verstaatlichung dieser Netze oder einer Regulierung, mit deren Hilfe pri-

vatwirtschaftliche Unternehmen durch den Gewährleistungsstaat zu einem gemeinwohlorien-

tierten Verhalten motiviert werden. Die Bundesrepublik Deutschland hat sich für den Weg der 

Regulierung entschieden. Dass dabei der gesamte Strommarkt, also auch die Erzeugung und 

der Vertrieb durch den Gesetzgeber mittels Rahmenordnungen, wie beispielsweise EnWG oder 

                                                           
535  Vgl. Kap. 4.2) der vorliegenden Arbeit. 
536  Vgl. ebd.  
537  Vgl. Kap. 3.1.2.2) der vorliegenden Arbeit. 
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Strommarktgesetz strukturiert wurden, hat diese Arbeit bereits erörtert. Die Netzbetreiber neh-

men jedoch im aktuellen EnWG 2016 eine zentrale Rolle ein und spiegeln das Regulierungs-

bedürfnis von staatlicher Seite gleich in mehreren Bereichen wider: Neben der Netznutzung 

sowie dem Netzzugang, den daraus resultierenden Entgelten und dem Management der im 

Stromnetz verteilten Energiemengen unter Berücksichtigung der Versorgungssicherheit bildet 

insbesondere der Aus- und Umbau der Netze in Ausrichtung auf die dezentrale Erzeugung einen 

Kernaspekt, um die eingeläutete Energiewende auch nutzen und umsetzen zu können. Im Fol-

genden soll die Analyse der Stromnetze in die Kategorien Netzbetrieb und Netzausbau unter-

gliedert werden. Dabei wird im ersten Bereich die operative Steuerung der Netzbetreiber im 

Sinne des Zugangs, der Bewirtschaftung und der Preisbildung beleuchtet. Im Bereich Netzaus-

bau soll der Fokus auf die Planung und Umsetzung der mit der Energiewende verbundenen 

Durchleitungskapazitäten ausgerichtet werden.  

 

9.2.1) Der Netzbetrieb 

Die deutschen Übertragungs- und Verteilnetzbetreiber sahen sich schon kurz nach einer grund-

legenden Umstrukturierung des Strommarkts mittels des Unbundlings538 im Zuge der Liberali-

sierung mit dem Wandel der deutschen Stromerzeugerlandschaft konfrontiert. Die konsequente 

und finanzstarke Förderung der regenerativen Energien durch den Gesetzgeber mittels ver-

schiedenster Steuerungsinstrumente führte zügig zu einem Anpassungsbedarf hinsichtlich be-

stehender Netzstrukturen. Die über Dekaden hinweg bekannte Hierarchie im deutschen Strom-

netz, welche von berechenbar einspeisenden Großkraftwerken, die auf einer hohen Spannungs-

ebene einspeisen, über den Transport entlang untergeordneter Spannungsebenen direkt zum 

Endverbraucher erfolgt, wurde zunehmend aufgehoben. Eine steigende Zahl regenerativer Er-

zeugungsanlagen speiste ihre Energie im Bereich niedriger Spannungen, ergo in das Verteil-

netz, ein. Während der Gesetzgeber häufig regulierend in den Bereich der regenerativen Erzeu-

gung mit zahlrechen Novellierungen der einschlägigen Rechtsvorschriften eingriff, blieben die 

Netzbetreiber als Normadressaten des EnWG weitestgehend von weitsichtigen und umstruktu-

rierenden Regelungen unberührt. Erst die europäische Ebene erzeugte mit der Forderung nach 

beispielsweise der Einführung einer nationalen Regierungsbehörde einen Druck zur Abstim-

mung auf die neuen Rahmenbedingungen.  

                                                           
538  Vgl. Kap. 4.2) der vorliegenden Arbeit. 
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Die alten Regulierungsmechanismen konnten im neuen und zunehmend dynamischen Umfeld 

kaum eine nennenswerte Wirkung entfalten. Lediglich die staatlichen Grundvorgaben, welche 

der Staat im Zuge seiner Gewährleistungsverantwortung traf und welche sich auf die sichere 

und preisgünstige Energieversorgung im Sinne der Verbraucher bezogen, leiteten die Netzbe-

treiber zu einem Handeln an, welches an diesen Zielsetzungen ausgerichtet war.539 Regulie-

rungsrechtfertigend wurde die Sicherstellung eines unverfälschten Wettbewerbs, sowie die leis-

tungsfähige und zuverlässige Energieversorgung hinzugefügt.540 Damit entsprechen diese Vor-

gaben den grundsätzlichen Bestrebungen, die aus einer regulierungstheoretischen Betrachtung 

von Netzindustrien hervorgehen, und sind kaum nachprüfbar, da sie keine messbaren Schwel-

lenwerte enthalten, die der Gesetzgeber vorgibt.541  

Die Versorgungssicherheit wurde in der Vergangenheit insbesondere durch die Übertragungs-

netzbetreiber in der Form gewährleistet, dass sie mit fest prognostizierbaren Lasten aus kon-

ventionellen Kraftwerken operierten und auf diese Weise den Ausgleich zwischen Stromange-

bot und -nachfrage sehr exakt planen konnten.542 In diesem Zusammenhang war erkennbar, 

dass insbesondere zu Zeiten vor der Einführung der Entflechtungsvorschriften die Kraftwerks-

standorte in räumlichem Bezug zu den Verbrauchsstandorten gesetzt wurden. Dieser Anreiz 

entfällt durch das Unbundling, da die Kraftwerksbetreiber aufgrund eines entfernungsunabhän-

gigen Netzentgelts und keiner eigenen Investitionspflichten in Belangen des Netzbetriebs le-

diglich die Bedürfnisse des Kraftwerksbetriebs bei der Standortwahl berücksichtigen. Dies be-

trifft neben konventionellen Kraftwerken, die ihre Standortentscheidungen nun von Anliefer-

wegen für Brennstoffe und Bevölkerungsakzeptanz abhängig machen, genauso wie für Betrei-

ber von Windenergieanlagen, die in erster Linie die Windverhältnisse beachten.543 Dabei spielt 

auch die derzeitige Struktur der Netzentgelte eine entscheidende Rolle, da sie dieses unabhän-

gige Verhalten begünstigt: Gemäß § 15 Abs. 1 S. 1 StromNEV bildet das transaktionsunabhän-

gige Punktmodell die Grundlage der deutschen Entgeltregulierung, bei der die Entgelte entfer-

nungsunabhängig sind und für die Einspeisung von Strom kein Entgelt zu entrichten ist.544  

Der deutsche Gesetzgeber hat die Bereiche Stromerzeugung und Netzbetrieb folglich so kon-

sequent getrennt, dass keinerlei Rückkopplungs- oder Synergieeffekte stattfinden können. Ein 

                                                           
539  Vgl. § 1 Abs. 1 EnWG 2005. 
540  Vgl. § 1 Abs. 2 EnWG 2005. 
541  Vgl. Kap. 3.1) der vorliegenden Arbeit. 
542  Vgl. Säcker 2016, S. 295. 
543  Vgl. König 2013, S. 50 f. 
544  Vgl. Böwing 2016, S. 840 f. 
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gemeinsames Interesse von Stromerzeugern und Netzbetreibern ist nicht erkennbar. Stellt man 

diese Struktur der Erkenntnis gegenüber, dass die deutsche Energiewende neben der Förderung 

der erneuerbaren Energien auch die Stilllegung klimaschädlicher, konventioneller Großkraft-

werke und zudem einen kompletten Ausstieg aus der Atomenergie bis zum Jahr 2022 forciert, 

werden die Probleme offensichtlich: Die bisherige Untersuchung hat den hohen Anteil der in-

stallierten Onshorewindenergie als des stärksten regenerativen Energieträgers in Norddeutsch-

land aufgezeigt. Die Verbrauchszentren liegen jedoch im Süden, weshalb auch dort große Leis-

tungen an Atomenergie vorhanden sind und waren. Bei einem Ausstieg aus der Atomenergie 

bis 2022 muss die Stromnachfrage der süddeutschen Industriezentren und Ballungsräume durch 

andere Energieträger substituiert werden, da nennenswerte Verbrauchssenkungen in diesen Re-

gionen unwahrscheinlich sind. Der bundesweit ungleiche Verteilungseffekt von Angebot und 

Nachfrage, der durch EEG-geförderten Zubau im Norden entstand, verstärkt sich und führt zu 

erhöhten Engpassmanagementmaßnahmen. Dies begründet sich daraus, dass das deutsche 

Stromnetz auch ohne den Atomausstieg nur unzureichend in der Lage gewesen ist, den Wind-

strom aus dem Norden aufzunehmen und in südliche Richtung abzuleiten. Mit dem Atomaus-

stieg addiert sich der erhöhte Bedarf der Lastzentren des Südens zu diesem Effekt, was den 

Druck auf die Netze und somit auch die Versorgungssicherheit erhöhen dürfte. Mit einem An-

teil von 13,1 Prozent an der deutschen Bruttostromerzeugung im Jahr 2016, welcher auch un-

gefähr dem Anteil der Onshore-Windenergieeinspeisung entspricht,545 spielt die Kernenergie 

eine elementare Rolle, deren Wegfall bis 2022 aufgrund des kurzen Zeithorizonts spürbare Aus-

wirkungen entfalten wird. Eventuell muss auch vor dem Hintergrund eines prognostizierten und 

verstärkten Stromimports aus dem Ausland über einen realistischen Horizont des Atomaus-

stiegs nachgedacht werden, um die sich abzeichnenden Effekte abzufedern.546  

Simultan zur legislativen Steuerung eines sich verlangsamenden Windenergiezubaus in den 

überlasteten Netzausbaugebieten Norddeutschlands wäre ein mittelfristiger Erhalt der Erzeu-

gungsleistung nahe den süddeutschen Lastzentren eine logische Konsequenz, um dem langwie-

rigen und kapitalintensiven Ausbau der Nord-Süd-Stromtrassen Zeit zu verschaffen und die 

Versorgungssicherheit nicht zu gefährden. Zu betonen ist allerdings, dass es sich hier wiederum 

um eine Abwägung der Gefahren zwischen mangelnder Versorgungssicherheit und den poten-

ziellen Gefahren des Weiterbetriebs der Atomkraftwerke, welche in Nuklearkatastrophen des 

Ausmaßes des Unglücks von Fukushima münden können. Zudem dürfte ein erneuter politischer 

                                                           
545  Vgl. Kap. 2.2) der vorliegenden Arbeit. 
546  Vgl. König 2013, S. 54 f. 
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Richtungswechsel in Bezug auf den Atomausstieg im Kontext des Wählervertrauens schwer zu 

realisieren sein. 

Das Ziel der Versorgungssicherheit des Stromnetzes ist ferner empirisch an der auftretenden 

Versorgungsunterbrechung in Minuten je angeschlossenem Letztverbraucher messbar. Dies 

wird mittels des SAIDI-Wertes als vergleichendem Index sichtbar, der sich aus den jährlichen 

Berichtspflichten der Netzbetreiber gemäß § 52 EnWG ergibt. Deutschland belegte im interna-

tionalen Vergleich ungeachtet seines relativ hohen Anteils an erneuerbaren Energien stets einen 

Spitzenplatz, was die deutsche Netzzuverlässigkeit als ,sehr gut‘ bezeichnen lässt.547 Im Jahr 

2013 betrug die Unterbrechungszeit pro Jahr und Letztverbraucher in Deutschland 15,32 Mi-

nuten, während sie in Frankreich 63 Minuten und in den USA sogar 138 Minuten betrug.548 Die 

Steuerung des Gesetzgebers in Bezug auf die Versorgungssicherheit scheint also zu greifen, 

zumal die Unterbrechungsdauer der Versorgung ungeachtet steigender regenerativer Erzeu-

gungsleistung nicht zu-, sondern sogar abnimmt: Im Jahr 2015 betrug die Unterbrechungsdauer 

in Deutschland nur 12,70 Minuten.549 Nun stellt sich jedoch direkt die Frage, welche Steue-

rungsmechanismen explizit zur Versorgungssicherheit in diesem zunehmend angespannten 

Umfeld führen? Der Gesetzgeber hat mit dem dritten Teil des aktuellen Energiewirtschaftsge-

setzes einen eigenen und umfassenden Abschnitt mit den Pflichten und Befugnissen der Netz-

betreiber geschaffen, der 28 für Netzbetreiber relevante Paragraphen enthält. Da diese Arbeit 

ihren Fokus im Politikfeld Stromnetz eindeutig auf den Netzausbau legen will, werden die fol-

genden Steuerungsmechanismen lediglich in angemessener Kürze erörtert.  

Im Wesentlichen wiederholt der Gesetzgeber die Grundvorgaben aus § 1 EnWG und entwickelt 

daraus direkt ableitbare Pflichten für die Netzbetreiber. Allein der Wortlaut offenbart die regu-

lative Politik im Sinne direkter Steuerung, womit der Gesetzgeber den Netzbetreibern in vielen 

Belangen keinen Spielraum lässt, sondern sie unmittelbar zu einem ganz bestimmten Verhalten 

anleitet: 

„Betreiber von Energieversorgungsnetzen sind verpflichtet, ein sicheres, zuverlässiges und 
leistungsfähiges Energieversorgungsnetz diskriminierungsfrei zu betreiben, zu warten und 
bedarfsgerecht zu optimieren, zu verstärken und auszubauen, soweit es wirtschaftlich zu-
mutbar ist. Sie haben insbesondere die Aufgaben nach den §§ 12 bis 16a zu erfüllen.“550 

                                                           
547  Vgl. Weyer 2016, S. 1210. 
548  Vgl. Kap. 4.4) der vorliegenden Arbeit. 
549  Vgl. ebd.  
550  §11 Abs. 1 EnWG. 
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Hier wird also nicht nur mittels Rahmenbedingungen gesteuert, sondern auf der höchsten Ein-

griffsstufe regulativer Politik. Der Auftrag der sicheren Versorgung geht insofern in Gänze auf 

die Netzbetreiber über. Jedoch ist diese Delegation der Verantwortung seitens des Gewährleis-

tungsstaats nicht die einzige Steuerung. Mit §§ 12a ff werden den Netzbetreibern regelmäßige 

Berichtspflichten gegenüber der Regulierungsbehörde über die notwendigen und zukünftigen 

Netzkapazitäten auferlegt, auf deren Grundlage der Gesetzgeber später den Netzausbau geneh-

migt. Diese Berichtspflichten, welche auch weitere Felder, wie beispielsweise die transparente 

Offenlegung von Engpassmanagementeinsätzen auf den Internetseiten der Netzbetreiber zu In-

formationszwecken inkludieren, führten in den letzten Jahren bei den Netzbetreibern zu einem 

hohen bürokratischen Aufwand. Der Zweck dieser Berichts- und Transparenzpflichten ist je-

doch offensichtlich: Der bereits angesprochene Marktversagensgrund der asymmetrischen In-

formation551 zwingt den Staat dazu, auf effektivem Wege die Informationen zu aggregieren, die 

zur Regulierung des Politikfelds benötigt werden. Da die Regulierungsbehörde als staatlicher 

Vertreter nie automatisch die erforderlichen Informationen des Politikfelds aus Sicht der agie-

renden Akteure erhalten kann, muss sie die Informationen mit umfassenden Berichtspflichten 

einfordern. Dies führt zu gewissen Ineffizienzen auf Grundlage steigender Bürokratiekosten, 

versetzt die Regulierungsbehörde jedoch ausreichend in ein Lagebild, um ihrem Regulierungs-

auftrag nachkommen zu können.  

Damit verdeutlicht sich ein starkes Interesse des Staats, umfassende Einsicht in den Betrieb der 

Stromnetze zu erlangen. Auch deshalb wurde die Regulierungsbehörde im Zuge der §§ 29 bis 

35 EnWG 2016 mit erheblichen Kompetenzen ausgestattet, die bei einem Fehlverhalten der 

Netzbetreiber auch spürbare Sanktionen entfalten können. Weiterhin stellen die angesproche-

nen Paragraphen eindeutig die Systemverantwortung der Netzbetreiber heraus und geben ihnen 

Eingriffsrechte in die Kapazitäten der angeschlossenen Erzeuger und Verbraucher, um die Ver-

sorgungssicherheit zu gewährleisten. Der Großteil dieser Eingriffsrechte analysiert diese Un-

tersuchung eingehender im Kapitel der Engpassbewirtschaftung. Auch die Beurteilung des zu-

künftigen Netzausbaus oder benötigter Reservekapazitäten aus Gründen der Netzstabilität wer-

den durch den Gesetzgeber geregelt und im weiteren Verlauf der Analyse beleuchtet. 

 

 

                                                           
551  Vgl. Kap. 3.1.2.2) der vorliegenden Arbeit. 
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9.2.1.1) Netzentgelte 

Im Bereich des Netzbetriebs bilden insbesondere die Netzentgelte einen entscheidenden Be-

reich der Steuerung ab. Neben der Tatsache, dass diese Entgelte nahezu unmittelbar den End-

verbraucher betreffen, ist ihr Zustandekommen eine elementare Aufgabe der Regulierung. In 

Deutschland wurde im Jahr 2009 die Anreizregulierung eingeführt, welche einen Umschwung 

in den staatlichen Steuerungsmechanismen beschreibt und die Defizite der vorherigen Bemes-

sung von Netzentgelten beheben sollte. Der Gesetzgeber gibt den Netzbetreibern auch in Bezug 

auf die Gestaltung der Netzentgelte mit § 21 Abs. 1 EnWG Zielvorgaben vor, die auf Diskri-

minierungsfreiheit, Transparenz, Angemessenheit und volkswirtschaftliche Effizienz abzielen. 

Dabei verdeutlicht der Aspekt der Transparenz, dass der Staat hier nicht nur im eigenen Inte-

resse, sondern auch im Interesse der Endverbraucher umfassende Einblicke in das Zustande-

kommen der Entgelte erlangen möchte. Untermauert wird dieser Eindruck von der Existenz 

eines separaten Fachreferats in der Bundesnetzagentur zu dieser Thematik.552 Dieser Ansatz ist 

leicht nachvollziehbar, da es sich bei der Monopolstellung der Netzbetreiber um keine wettbe-

werbliche Preisbildung i. S. v. Angebot und Nachfrage handelt, sondern die Preise ohne Trans-

parenzpflichten sehr schnell oberhalb der Grenzkosten festgesetzt werden können.  

Insbesondere die Pflicht zur Ausgestaltung angemessener Netzentgelte stellt jedoch eine 

schwer messbare Vorgabe dar. Vermutlich soll auf Entgelthöhen im Bereich der Grenzkosten 

abgestellt werden, um das Gesamtsystem und die Endkunden nicht mit zu hohen Kosten zu 

belasten. Da dieser Aspekt jedoch auch durch die Zielvorgabe der volkswirtschaftlichen Effi-

zienz gewährleistet wird, handelt es sich hier um eine nicht weiterführende Differenzierung. 

Denkbar ist auch eine Angemessenheit im internationalen Vergleich oder ihre Ausrichtung an 

der Kaufkraft der Endverbraucher, was jedoch nirgendwo zum Anklang kommt. Der Gesetzge-

ber hat diese Zielvorgaben mit konkreten Steuerungsmechanismen unterfüttert, die früher in 

der kostenbasierten und heute in der anreizbasierten Netzentgeltregulierung ihre Wirkung ent-

falten.553 Die bereits erläuterte Erlösobergrenzenregulierung auf Grundlage der Anreizregulie-

rungsverordnung554 entkoppelt dabei die Erlöse weitestgehend von den Kosten der Netzbetrei-

ber. Die Erlösobergrenze bildet sich durch die komplexe Regulierungsformel555, welche neben 

                                                           
552  Vgl. Kap. 9.2) der vorliegenden Arbeit. 
553  Vgl. Kap. 6) der vorliegenden Arbeit. 
554  Vgl. Kap. 6.1.1) der vorliegenden Arbeit. 
555  Vgl. § 7 ARegV. 
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dauerhaft nicht durch den Netzbetreiber beeinflussbaren Kosten, die beispielsweise anfallende 

Kosten für vorgelagerte Netzebenen oder die Abnahme von EEG-Strom umfassen556, auch vo-

rübergehend nicht beeinflussbare Kosten, und beeinflussbare Kosten inkludiert. Die letzten 

Kostenpositionen werden jedoch mit einem speziellen Faktor für die Beseitigung von Ineffizi-

enzen gewichtet.557 Zudem bilden Qualitäts-, Investitions- und Erweiterungsfaktoren noch Be-

standteile der Regulierungsformel, um auf diese Weise zwischen den unterschiedlichen Rah-

menbedingungen der Netzbetreiber differenzieren zu können.  

Es zeigt sich demzufolge, dass die politische Steuerung im Bereich der Netzentgeltregulierung 

schon in Bezug auf die Berechnungsformel hochkomplex und sehr differenziert ausgestaltet ist 

und so intendiert, die durchaus heterogene Masse der Netzbetreiber effektiv zu regulieren. Der 

Netzbetreiber wird mit dieser Steuerung dazu motiviert, seine Kosten zu senken und Ineffizi-

enzen, die eine zwangsläufige Konsequenz natürlicher Monopole darstellen, abzubauen. Neben 

prozeduraler Steuerung, die somit den Rahmen für die Festlegung der Netzentgelte vorgibt, 

erfolgen somit auch an vielen Stellen sehr detaillierte Vorgaben, die das Verhalten und die Pra-

xis der Netzbetreiber konkret und sehr direkt steuern. Insbesondere mit der Anreizregulierungs-

verordnung haben diese Mechanismen direkter Steuerung verstärkt zugenommen. Der Staat 

beschränkt sich hier also nicht auf bloße Zielvorgaben, die er mit Begriffen wie ,preisgünstig‘ 

im EnWG zum Ausdruck bringt, sondern unterfüttert selbige mit zusätzlichen Verordnungen, 

die in die regulative und direkte Steuerung überleiten. Mit dem Effizienzvergleich stellt die 

Regulierungsbehörde strukturell vergleichbare Netzbetreiber in einen indirekten Wettbewerb 

und vergleicht somit die Umsetzung der Effizienzziele. Aus diesem Vergleich und den stark 

ausdifferenzierten Kostenbestandteilen kann die Regulierungsbehörde wiederum jedem einzel-

nen Netzbetreiber individuelle Effizienzziele in Form der Erlösobergenze für die jeweilige Re-

gulierungsperiode vorschreiben. Der Anreiz besteht für den Netzbetreiber darin, diese Effizi-

enzziele zu unterbieten und die Überschüsse zu internalisieren. In der dann folgenden Regulie-

rungsperiode wird die Regulierungsbehörde die Effizienzziele bei bestehenden Überschüssen 

weiter herabsetzen, was zu einem Absinken der Kosten und somit der Netzentgelte führt.  

Aufgrund des zunehmenden Aufkommens dezentraler Einspeisung aus erneuerbaren Energien, 

sah sich der Gesetzgeber gezwungen, die insgesamt über einen Zeitraum von fünf Jahren ver-

                                                           
556  Vgl. § 11 Abs. 2 ARegV. 
557  Vgl. §§ 12-16 ARegV. 
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laufende Regulierungsperiode in Bezug auf dringliche Netzinvestitionen zu lockern. Der soge-

nannte Erweiterungsfaktor558 ermöglicht es Verteilnetzbetreibern, die Kosten für Erweiterungs-

investitionen innerhalb eines Jahres zu veranschlagen und somit auf den dynamischen regene-

rativen Ausbau und eine sich zwangsläufig wandelnde Netzstruktur zu reagieren. Hierbei han-

delt es sich um ein Zugeständnis des Gesetzgebers, der die Versorgungssicherheit vor dem Hin-

tergrund eines schwer zu kontrollierenden regenerativen Leistungszubaus i. V. m. mit einer An-

schlussverpflichtung der Netzbetreiber nicht durch mangelnde Investitionsfähigkeit der Ver-

teilnetzbetreiber gefährden will.  

Damit ist auch an dieser Stelle ein Ineinandergreifen der Bereiche Netzausbau und Ausbau der 

erneuerbaren Energien auf Steuerungsebene der Netzentgelte zu erkennen. Zudem handelt es 

sich um ein Instrument, welches klare Zugeständnisse an den Netzbetreiber und seine für den 

zusätzlichen Anschluss regenerativer Erzeugungsleistung notwendigen Investitionen formu-

liert. Der Netzausbau soll nicht aus Gründen der preisgünstigen Versorgung verzögert werden. 

Hieraus ist eine klare Priorisierung zugunsten des Netzausbaus anhand der aufgezeigten politi-

schen Steuerung erkennbar. Insgesamt spricht das relativ stabile Niveau der Netzentgelte für 

Haushaltskunden der letzten Jahre für eine wirkungsvolle staatliche Steuerung in diesem Be-

reich vor dem Hintergrund der gewaltigen Umbrüche in diesem Segment: So entwickelten sich 

die Netzentgelte pro Kilowattstunde von durchschnittlich 6,04 Cent (2012) über 6,52 Cent 

(2013), 6,47 Cent (2014) und 6,51 Cent im Jahr 2015.559  

Obwohl die Kostengrundlage der Netzentgelte sowie damit auch die direkten Kosten der EEG-

Umlage (23,6 Mrd. Euro im Jahr 2014, prognostisch 25,5 Mio. Euro im Jahr 2017) und die 

damit verbundenen Netzausbaukosten, Engpassbewirtschaftungskosten (Entschädigungszah-

lungen allein durch Einspeisemanagement im Jahr 2015: 478 Mio. Euro) und steigenden ver-

miedenen Netzentgelte (1 490 Mio. Euro im Jahr 2014) in Summe erheblich ansteigen560, führt 

die aktuelle Netzentgeltregulierung sogar dazu, dass die derzeitigen durchschnittlichen Netz-

entgelte für Haushaltskunden sogar deutlich unter dem Niveau des Jahres 2006 (7,30 ct/kWh) 

liegen. Im Jahr 2016 war ein erneuter Anstieg der Netzentgelte für Haushaltskunden auf durch-

schnittlich 6,71 ct/kWh zu verzeichnen.561  

                                                           
558  Vgl. § 4 Abs. 4 Nr. 1 i. V. m. § 10 ARegV. 
559  Vgl. Internetquelle: BNA – Monitoringbericht nach § 63 Abs. 3 EnWG – 2015, S. 115. 
560  Vgl. die einschlägigen Kapitel der vorliegenden Arbeit. 
561  Vgl. Internetquelle: BNA – Netzentgelt, aktuelle Informationen.  
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Damit befindet sich das Netzentgelt zwar auf einem stabilen Niveau, steigt seit drei Jahren nun 

jedoch erneut langsam und konstant an. Diese Entwicklung ist vermutlich auch darauf zurück-

zuführen, dass viele Netzbetreiber ihre betriebsinternes Kostenoptimierungspotenzial nach der 

ersten Regulierungsperiode weitestgehend ausgeschöpft haben und die zunehmenden Heraus-

forderungen i. S. v. dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten des benötigten Netzausbaus sowie 

der aufgrund tiefgehender Regulierungsvorgaben ansteigenden Bürokratiekosten nur ein be-

grenztes Potenzial der Kosteneinsparung aufweisen. Folglich werden diese steigenden Kosten 

nahezu direkt auf die Netzentgelte umgelegt und führen bundesweit trotz einer Entkopplung 

der Erlöse von den Kosten zu einer Erhöhung der Netzentgelte.  

Im Kontext der Entwicklung der durchschnittlichen Netzentgelte für Haushaltskunden in 

Deutschland kann somit für die letzten Jahre eine durchaus wirksame Regulierung mittels der 

eingesetzten direkt und detailreich steuernden Instrumente konstatiert werden. Die Netzentgelte 

zeigen sich seit dem Jahr 2013 auf einem sehr stabilen Niveau, welches das Preisniveau des 

Jahres 2006 deutlich unterbietet.562 Jedoch ist seit drei Jahren auch wiederum ein konstanter, 

wenn auch begrenzter Anstieg der Entgelte zu beobachten, der einer preisgünstigen Energie-

versorgung entgegenstehen könnte. Insbesondere in Bezug auf das Ziel der Angemessenheit 

der Preise, welches der Gesetzgeber den Netzbetreibern aufgibt563, ist diese Entwicklung frag-

lich. In Bezug auf die großen Zuwachsraten der regenerativen Erzeugung, und damit auch der 

Onshore-Windenergie, ist die Internalisierung der daraus erwachsenden Kostenzunahme in den 

Netzentgelten als logische Konsequenz des deutschen Steuerungssystems zu betrachten. Eine 

Auslegung des Begriffs der Angemessenheit der Preise als ,den Kosten linear folgend‘ würde 

den eventuellen Zielkonflikt aufheben.  

Insgesamt ist die Wahl der Steuerungsinstrumente eindeutig zunehmend als direkte und regu-

lative Politik zu bezeichnen. Selbstverständlich werden auch im Sinne einer prozeduralen Steu-

erung Rahmenbedingungen gesetzt oder mittels finanzieller Anreize im Zuge der Effizienzvor-

gaben Verhaltensänderungen zugunsten der staatlichen Zielsetzung erreicht. Jedoch überwiegt 

die sehr ausdifferenzierte und komplexe Steuerung mittels direkter Ge- und Verbote, welche 

den Spielraum der Netzbetreiber erheblich einschränkt. Untermauert wird dieser Ansatz von 

umfassenden Mitwirkungs- und Berichtspflichten, mit denen die Informationsdefizite der Re-

gulierungsbehörde ausgeglichen werden, um die politische Steuerung zielführender gestalten 

                                                           
562  Siehe oben. 
563  Siehe oben. 
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zu können. Die Kehrseite dieses Vorgehens bilden hohe Bürokratiekosten, die vor allem klei-

nere Netzbetreiber dazu veranlassen, sich deutlich häufiger die Expertise mittels externer Be-

ratung einzuholen.  

 

9.2.1.2) Vermiedene Netzentgelte 

Einen sehr speziellen und für die Forschungsfrage bedeutsamen Steuerungsfaktor im Bereich 

des Netzbetriebs bilden die vermiedenen Netznutzungsentgelte (vNNE). Sie begründen eine 

Unterkategorie der bundesweiten Netzentgelte564 und spiegeln direkt den Einfluss der regene-

rativen Erzeugung auf die grundlegende Systematik der Netzentgeltregulierung wider. Im End-

effekt führt dieser Steuerungsansatz sogar zu erheblichen Differenzen in den vom Verbraucher 

zu entrichtenden Netzentgelten, sodass kein bundesweit einheitliches Entgelt für die Nutzung 

von Stromtransportkapazitäten existiert. Mit § 18 Abs. 1 StromNEV legt der Gesetzgeber fest, 

dass Betreiber von dezentralen Erzeugungsanlagen ein Entgelt von ihrem verantwortlichen 

Verteilnetzbetreiber erhalten, in dessen Netz sie einspeisen. Dabei entspricht die Höhe dieses 

Entgelts dem Entgelt, das durch die Einspeisung auf Verteilnetzebene auf höheren Spannungs-

ebenen vermieden wurde. Dezentrale Erzeugungsanlegen werden insoweit begünstigt, da sie 

entgegen Großkraftwerken ihren Strom idealiter nicht von der höchsten zur niedrigsten Span-

nungsebene durchleiten müssen, sondern den Strom verbrauchsnah direkt in der niedrigen 

Spanungsebene einspeisen.565 An dieser Stelle ist anzumerken, dass mit dem Begriff ,dezentrale 

Erzeugungsanlagen‘ sowohl konventionelle als auch regenerative Erzeugungsanlagen gemeint 

sind. Allerdings sind zum Großteil regenerative Erzeugungsanlagen, wie beispielsweise Ons-

hore-Windenergieanlagen von dieser Regelung betroffen. Die Onshore-Windenergieanlagen, 

welche der EEG-Vergütung unterliegen, erhalten jedoch keine vNNE unmittelbar ausgezahlt, 

da diese bereits in der EEG-Vergütung enthalten sind.  

Dabei bilden die vNNE jedoch eine Kostenposition, die aufgrund des EEG-Wälzungsmecha-

nismus566 nicht durch den Übertragungs- an den Verteilnetzbetreiber erstattet wird. Der ÜNB 

erstattet dem VNB die EEG-Vergütung abzüglich der vermiedenen Netzentgelte, was dazu 

führt, dass diese Entgelte bei den Betriebskosten des Verteilnetzbetreibers in Anschlag gebracht 

                                                           
564  Netzentgelte entsprechen hier den Netznutzungsentgelten. 
565  Vgl. Kap. 6.2) der vorliegenden Arbeit. 
566  Vgl. Kap. 2.3.9) der vorliegenden Arbeit. 
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werden und auf dessen Ebene verbleiben. Der Verteilnetzbetreiber muss diese Kostenposition 

dann in seinem Geschäftsbereich wiederum auf seine Netzkunden umlegen.567 Es leuchtet ein, 

dass Verteilnetze mit hoher regenerativer Einspeisung, welche der EEG-Vergütung unterliegt, 

auch hohe Kosten durch vermiedene Netzentgelte aufweisen. Zudem wird die EEG-Umlage, 

deren Zielsetzung die gleichmäßige Verteilung der Kosten des Zubaus von regenerativen Er-

zeugungskapazitäten auf alle Verbraucher in Deutschland ist, durch die vNNE in ihrem Ge-

samtumfang reduziert.  

Folglich werden Verteilnetze und deren angeschlossene Verbraucher sehr unterschiedlich mit 

Kosten der Energiewende belastet, was das Ziel der bundesweit gleichmäßigen Kostenvertei-

lung der EEG-Umlage unterminiert. Hier zeigen sich Friktionen in den Zielsetzungen des Ge-

setzgebers, der mit auf der einen Seite die Versorgung preisgünstig und diskriminierungsfrei 

gestalten will, mit dem Zugeständnis der vNNE jedoch dieses Ziel konterkariert. Die Proble-

matik verschärft sich dadurch, dass der Gesetzgeber beim Mechanismus der vNNE von idealen 

Zuständen ausgeht, die in der Praxis jedoch gänzlich anders ablaufen: Erstens wird angenom-

men, dass durch die dezentrale Einspeisung weniger Strom über die diversen Netzebenen trans-

feriert werden muss und somit Netzkosten und im Umkehrschluss auch Netzausbaukosten ver-

mieden werden. Zudem offenbart das Modell die veraltete Annahme, dass der Stromfluss 

grundlegend und in der Masse von der höchsten in die niedrigste Spannungsebene erfolgt. Beide 

Annahmen treffen jedoch angesichts der aktuellen empirischen Entwicklung nicht mehr zu.568  

Die steigende Anzahl regenerativer Erzeugungsanlagen verdeutlicht einen grundlegenden 

Wandel im Verständnis über die Flussrichtung im deutschen Stromnetz, den diese Untersu-

chung bereits mehrfach hervorgehoben hat. Zudem führen häufige Netzengpässe aufgrund des 

Aufeinandertreffens von unzureichenden Netzkapazitäten mit hohen Einspeisungen von rege-

nerativen Erzeugungsanlagen zu Rückspeisungen in die vorgelagerte Netzebene, die in der Ide-

alvorstellung des Gesetzgebers durch dezentrale Einspeisung entlastet wird. Dadurch entstehen 

beim vorgelagerten Netzbetreiber wiederum Engpassbewirtschaftungskosten569 und Netzaus-

baukosten, um diese Überschüsse weiterzuleiten. Es entstehen also doppelt Kosten, da die ver-

miedenen Netznutzungsentgelte auf der Verteilnetzebene unmittelbar auf die angeschlossenen 

                                                           
567  Vgl. Kap. 6.2) der vorliegenden Arbeit. 
568  Vgl. Internetquelle: BNA – Netzentgeltsystematik, S. 39. 
569  Vgl. Kap. 5.5) der vorliegenden Arbeit. 
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Verbraucher umgelegt werden und zudem Engpassbewirtschaftungs- und Netzausbaukosten in 

Form der Netzentgelte bundesweit auf die Netznutzer gewälzt werden.  

Gleichzeitig reduziert sich jedoch die EEG-Umlage durch diesen Effekt um die vNNE. Da die 

EEG-Umlage und ihr Anstieg in den letzten Jahren häufig in der öffentlichen Debatte stand, ist 

das Bestreben seitens der Regierung, diese Umlage möglichst zu reduzieren, verständlich. Al-

lerdings führt diese Form der Reduzierung zu einer übermäßigen Belastung der Verbraucher in 

Netzregionen mit hoher Einspeisung aus regenerativen Erzeugungsanlagen. Insbesondere in 

Regionen mit hohem Windstromaufkommen verstärkt sich dieser Effekt, da es sich häufig um 

Regionen mit niedrigem, oder aufgrund des demografischen Wandels sogar sinkendem Bevöl-

kerungsanteil handelt, auf dessen Schultern die anfallenden Kosten verteilt werden. Die Netz-

entgelte differieren unter anderem570 deshalb in Deutschland zwischen 6,28 ct/kWh und 

9,75 ct/kWh.571 Insgesamt beliefen sich die vNNE im Jahr 2011 auf 1 063 Mio. Euro und stie-

gen im Jahr 2014 bereits auf 1 490 Mio. Euro an. Circa 44 Prozent dieser Netzentgelte flossen 

den erneuerbaren Energien zu.572 Die EEG-Umlage reduzierte sich im Jahr 2014 aufgrund der 

vNNE-Systematik um drei Prozent.573  

Es zeigt sich somit, dass der Gesetzgeber in diesem Aspekt schlichtweg einer Fehleinschätzung 

mit der Etablierung von vNNE unterlag: Der derzeitige Ausbau regenerativer und dezentraler 

Erzeugung führt nicht automatisch zu einer verbrauchsnahen Erzeugung und somit zu einer 

Entlastung der Netze. Woraus soll dieser optimale Zubau auch erwachsen, wenn selbst das EEG 

keine diesbezüglich effektiven Instrumente aufweist, wie die bisherige Analyse herausstellen 

konnte? Aufgrund der angespannten Kapazitätensituation und der Bündelung der regenerativen 

Erzeugung in verbrauchsschwachen Regionen, wie es bereits für die Onshore-Windenenergie 

Nord- und Ostdeutschland aufgezeigt wurde, finden häufig Rückspeisungen in die vorgelagerte 

Netzebene statt. Damit summieren sich die Kosten, statt Entlastungen herbeizuführen.  

Aus diesem Grund wollte der Gesetzgeber mit dem am 30.07.2016 in Kraft getretenen ,Gesetz 

zur Weiterentwicklung des Strommarktes‘ (Strommarktgesetz) die vNNE gem. § 18 Strom-

                                                           
570  Zudem sind auch individuelle Faktoren der jeweiligen VNB zu berücksichtigen, wie beispielsweise der jewei-

lige Netzzustand und anstehende Investitionen, die zu unterschiedlichen Netzentgelten führen können. 
571  Vgl. Kap. 6.2) der vorliegenden Arbeit. 
572  Vgl. ebd. 
573  Vgl. Internetquelle: AGORA – Netzentgelte in Deutschland, S. 13 f. 
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NEV abschaffen und somit erreichen, „[…] dass die deutschlandweit zu konstatierende Diver-

genz der Höhe der Netzentgelte abgemildert wird.“574 Das im Juli 2015 veröffentlichte Weiß-

buch ,Ein Strommarkt für die Energiewende‘, welches die Grundlage für das Strommarktgesetz 

und somit den sogenannten ,Strommarkt 2.0‘ bildet, hatte als neunte Maßnahme diesen Schritt 

angeregt, der sich jedoch in den anschließenden Konsultationen aufgrund des fehlenden Wil-

lens der CDU/CSU-Fraktion nicht durchsetzen konnte.575  

Auf lange Sicht führt diese Form der Steuerung der Netzentgelte zu signifikanten Verteilungs-

effekten und Kostenverlagerungen, die der Zielsetzung der Energiewende und damit der EEG-

Umlage nicht entsprechen. Bürger in Gebieten mit hoher Windstromeinspeisung sehen sich 

nicht nur mit der physischen und optischen Belastung der errichteten Anlagen, sowie den damit 

verbundenen und staatlich angeordneten Netzausbaukosten konfrontiert, sondern kommen zu-

dem für die Kosten eines Steuerungsinstruments auf, welches die Struktur des derzeitigen Ein-

speisungssystems grundlegend verkennt. Verbraucher, die an dicht besiedelte Stadtnetze ange-

schlossen sind, profitieren in umgekehrtem Maße gleich doppelt: Die Leitungslänge und damit 

die Netzbetriebskosten werden auf deutlich mehr angeschlossene Nutzer umgelegt. In Städten 

herrscht kaum Zubau an regenerativer Erzeugungsleistung, der Netzausbaukosten verursachen 

würde, und zudem entfällt aufgrund mangelnder regenerativer Einspeisung die Thematik der 

vNNE nahezu gänzlich. Die zunehmende Urbanisierung gewinnt durch die Energiewende und 

derartige Steuerungspraktiken einen weiteren finanziellen Vorteil, der zukünftig noch spürbarer 

werden dürfte.  

Der Gesetzgeber reguliert hier erneut mittels einer Mischung aus Strukturierung und direkter 

Steuerung. Einerseits wird in Bezug auf die Netzentgelte strukturell auf die Besonderheit der 

dezentralen Erzeugung eingegangen, andererseits manifestieren die konkreten Normen, dass 

die Verbraucher in Verteilnetzen mit hoher regenerativer Einspeisung deutlich mehr belastet 

werden und durch die gleichzeitige Verminderung der EEG-Umlage beispielsweise Nutzer von 

Stadtnetzen sogar entlasten. Auch zeigt sich, dass Regulierung vor ihrem Eingriff weniger die 

Idealzustände, sondern eher die komplexen Zusammenhänge der Ist-Zustände betrachten sollte, 

um negative Rückwirkungen zu vermeiden. Damit wird die derzeitige Steuerung dem grund-

sätzlichen Förderauftrag staatlicher Regulierung nicht gerecht.576 Die vorliegende Form der po-

                                                           
574  Stelter 2016, S. 488. 
575  Vgl. ebd., S. 488. 
576  Vgl. Kap. 3.1.1) der vorliegenden Arbeit. 
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litischen Steuerung schafft starke regionale Differenzen, ohne ein Grundproblem zu lösen. Un-

geachtet der ausgelösten Umverteilung wird weder der offensichtlich nicht ausreichende Netz-

ausbau noch der regional ungesteuerte Zubau von regenerativen Erzeugungsanlagen, wie der 

Onshore-Windenergie, behoben. Eine zunehmend komplexe und ausdifferenzierte Steuerung 

im Bereich des Netzbetriebs zum Zwecke der Effizienzsteigerung und Kostensenkung ist er-

kennbar. Jedoch erscheinen die vNNE hier eher als grob konstruiertes Pauschalinstrument, wel-

ches versucht, dezentrale Erzeugung unter der Ausblendung von Effizienzzielen zu begünsti-

gen, obwohl die derzeitigen Rahmenbedingungen diese Regelung wirkungslos und kontrapro-

duktiv erscheinen lassen. Wurde bereits an mehreren Stellen der vorliegenden Arbeit die Be-

deutung einer regionalen Dimension in Bezug auf die politische Steuerung als erforderlich her-

vorgehoben, so werden hier aufgrund falscher Annahmen regionale Ungleichgewichte ver-

stärkt, ohne ihre Ursachen zu beheben.  

 

9.2.2)  Der Netzausbau 

Den für die vorliegende Untersuchung wesentlichen Part im Politikfeld Stromnetz bildet der 

Netzausbau. Damit ist die perspektivische und bereits angestrebte Veränderung des derzeitigen 

Netzes gemeint, um auf sich verändernde Rahmenbedingungen zu reagieren. Neben einem klas-

sischen Netzausbau, den ein Netzbetreiber veranlasst, da beispielsweise neue Verbraucher an-

geschlossen werden, existiert auch ein Netzaus- und -umbau, der im Wesentlichen auf die Ener-

giewende zurückzuführen ist und damit in den Fokus der vorliegenden Untersuchung rückt. In 

den vorgelagerten Kapiteln wurden bereits der grundlegende Status quo des derzeitigen Strom-

versorgungsnetzes in Deutschland sowie die einschlägigen rechtlichen Grundlagen eines Netz-

ausbaus beleuchtet. Es stellte sich dabei heraus, dass der Gesetzgeber insbesondere im Verlauf 

der letzten Jahre zunehmend mittels legislativer Grundlagen den Netzausbau strukturierte. Dies 

erfolgte im Wesentlichen über eine Modifizierung des Regulierungsrechts. Bemerkenswert ist 

der grundlegende Wandel in der Einschätzung des Gesetzgebers zur Notwendigkeit eines Netz-

ausbaus. Noch im Jahr 2000 ging der Gesetzgeber davon aus, dass ein Ausbau nur dann erfor-

derlich sei, wenn das Netz vollständig mit regenerativer Erzeugungsleistung ausgelastet sei und 

bezeichnete dies als ,grundsätzlichen Ausnahmefall‘.577 Mit der heutzutage im EnWG veran-

                                                           
577 Vgl. BT-Drs. 14/2776, S. 22. 
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kerten Pflicht der Netzbetreiber zum Netzausbau vor dem Hintergrund der Integration von re-

generativen Erzeugungsanlagen mit Einspeisevorrang offenbart sich der Sinneswandel in der 

politischen Steuerung.  

 

9.2.2.1)  Instrumente zur Verfahrensbeschleunigung 

Über das EnWG werden die Netzbetreiber seit jeher auch in Bezug auf den Netzausbau regu-

liert. Insbesondere die Netzentwicklungsplanung bildet einen wichtigen Baustein, mit dem der 

zukünftige Netzbedarf auf der Grundlage von Prognosen durch Netzbetreiber, Regulierungsbe-

hörde und letztlich auch den Gesetzgeber abgeschätzt werden kann. Im Zuge des ,Energiewen-

depaketes 2011‘ veröffentlichte der Gesetzgeber jedoch zusätzliche, den Netzausbau beschleu-

nigende Regelungen, die insbesondere im ,Gesetz über Maßnahmen zur Beschleunigung des 

Netzausbaus der Elektrizitätsnetze‘ (NABEG) mündeten. Bereits im Jahr 2009 wurde ein ähn-

liches Gesetz mit gleichwertiger Zielsetzung verabschiedet, welches sich ,Energieleitungsaus-

baugesetz‘ (EnLAG) nennt und zu Beginn bundesweit 24 als dringlich eingestufte Leitungsvor-

haben deklarierte.578 Mittels eines verschlankten Genehmigungsverfahrens sollten diese Vor-

haben Erleichterungen in der Planfeststellung erfahren und somit beschleunigt fertiggestellt 

werden. Als Novum wurde hier der Bedarf aus energiewirtschaftlicher Perspektive mittels eines 

Gesetzes festgelegt, womit deren Nachprüfung im weiteren Genehmigungsverfahren entfiel.579 

Das angestrebte Ausbauvolumen des EnLAG umfasst eine Leitungslänge von ca. 1 800 km. 

Von diesem Volumen sind zu Beginn des Jahrs 2017 ca. 950 km final genehmigt und ca. 650 

km realisiert. Bis zum Ende des Jahrs 2017 wird prognostiziert, dass ca. 45 Prozent des im 

EnLAG angestrebten Ausbauvolumens fertiggestellt sind.580 Rechnet man den bisher durch das 

EnLAG erreichten Zubau auf einen durchschnittlichen Jahreszubau um, so ergibt sich ein Wert 

von unter 150 Kilometern pro Jahr seit Verabschiedung dieser Norm.  

Unter der Prämisse, dass der Gesetzgeber mit dem EnLAG vordringliche, also vor dem Hinter-

grund der Energiewende dringend benötigte Stromleitungen errichten will, kann die Zielset-

zung des EnLAG als verfehlt angesehen werden. Zwar lässt sich zweifellos eine bestimmte 

Beschleunigung im Genehmigungsverfahren von Stromleitungen im EnLAG gegenüber übri-

gen Projekten erkennen. Allerdings darf angezweifelt werden, ob ein bundesweiter Zubau von 

                                                           
578  Vgl. Kap. 4.3.6.1) der vorliegenden Arbeit. 
579  Vgl. König, 2013, S. 111 f. 
580  Vgl. Internetquelle: netzausbau.de – EnLAG. 
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unter 150 km Leitung pro Jahr eine wirkliche Abhilfe im aufgezeigten Spannungsfeld schaffen 

kann. Auch die Intensität der politischen Steuerung ist mit der Verabschiedung eines Gesetzes, 

welches mit der Verschlankung von Genehmigungsverfahren deutlich stärker in den Bereich 

privater Eigentumsrechte eingreift, kritisch zu betrachten. Eine Argumentation aus dem Blick-

winkel des Gewährleistungsstaats, der das Gemeinwohl und die Versorgungssicherheit sicher-

stellen will, scheint nicht allzu nachhaltig zu sein. Vielmehr hat der Gesetzgeber mit diesem 

Instrument erstmals in großem Umfang und mit direkter regulativer Steuerung in den Bereich 

des Netzausbaus eingegriffen, da er einen steigenden Bedarf auf Grundlage der zunehmenden 

Netzengpässe identifiziert hat.  

Die relativ kurzen Leitungsabschnitte, die im EnLAG verankert wurden, konnten jedoch von 

Anfang an nicht als bundesweite Lösung ausreichen und offenbaren ein sehr defensives Agieren 

des Gesetzgebers trotz erkennbar dringlichen Bedarfs. Es war bereits im Jahr 2009 absehbar, 

dass sich bezüglich der Energieerzeugung und des Energieverbrauchs, aufgrund des damals 

noch stärker im Norden konzentrierten Zubaus von Onshore-WEA, zukünftig ein Nord-Süd-

Gefälle ergibt, welches nicht durch kleindimensionierten Leitungszubau behoben werden kann. 

Die Wahl der direkten Steuerungsinstrumente, die wohl aufgrund einer erkannten Dringlichkeit 

getroffen wurde, scheint somit nicht zu den bisherigen Effekten zu passen. Es ist zu vermuten, 

dass der Gesetzgeber den Bedarf an Netzkapazität der folgenden Jahre zu gering eingeschätzt 

hat. Eine überregionale Konzeption, die einen Kapazitätszubau entlang des Nord-Süd-Gefälles 

vorsieht, hätte zwar vermutlich größeren Widerstand und mehr Aufwand auf allen Ebenen be-

deutet, jedoch insgesamt adäquate Ansätze für ein Grundsatzproblem gebildet.  

Im Zuge des Atomausstiegs wurde der angesprochene Mangel zudem durch den daraus resul-

tierenden Abbau der Erzeugungskapazitäten in Süddeutschland nochmals verdeutlicht. Das Ka-

pazitätsproblem entlang des bereits angesprochenen Nord-Süd-Gefälles verschärfte sich abseh-

bar. Als Reaktion wurde das NABEG im Zuge des Energiewendepakets 2011 verabschiedet Es 

handelt sich hierbei um ein Gesetz, welches Erleichterungen und Beschleunigungsmechanis-

men für Leitungsvorhaben birgt, die über § 12e EnWG im Bundesbedarfsplan ausgewiesen 

wurden und von überregionaler sowie europäischer Bedeutung sind.581 Das Bundesbedarfsplan-

gesetz (BBPlG) gibt Aufschluss über die zu errichtenden Leitungen, welche sich durch deutlich 

größere Ausmaße und gesteigerte Dimensionen kennzeichnen.582 Die überregionale Bedeutung 

                                                           
581  Vgl. König 2013, S. 112. 
582  Vgl. Kap. 4.3.6.3) der vorliegenden Arbeit. 
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der benötigten Leitungskapazitäten hat damit ihren Weg in die Gesetzgebung gefunden. Vor 

allem hinsichtlich der überwiegenden Nord-Süd-Ausrichtung, angelehnt an das bereits geschil-

derte Erzeugungs- und Verbrauchsgefälle, zeigt eine Anpassung der Leitungsvorhaben an die 

veränderten Rahmenbedingungen. Auch der Umstand, dass mit dem NABEG Doppelprüfungen 

vermieden und die Bundesnetzagentur als zentrale, bundesstaatliche Behörde die Federführung 

im ursprünglichen Terrain der Landesplanung übernimmt, zeigt den stark verschlankenden An-

satz der politischen Steuerung auf.583 Im Grunde genommen besteht die Verschlankung jedoch 

aus einer Beschneidung von Rechten Betroffener, die der Staat vor dem Hintergrund des Ge-

meinwohls vornimmt.  

 

9.2.2.2)  Instrumente der Bedarfsplanung 

Wurden im Bundesbedarfsplangesetz des Jahrs 2013, welches auf dem Netzentwicklungsplan 

2022 beruhte und somit einen Planungshorizont der Netzbetreiber bis zum Jahr 2022 abbildete, 

noch 51 Neubau- und Verstärkungsmaßnahmen mit einem Trassenneubauumfang von 2 800 

km und Verstärkungsmaßnahmen an bestehenden Trassen von ca. 2 900 km durch den Gesetz-

geber genehmigt, änderten sich diese Werte mit dem BBPlG 2015 erneut. Der auf das Zieljahr 

2024 ausgerichtete Bedarfsplan von 2015 benennt 62 Ausbau- und Verstärkungsmaßnahmen 

mit einem Trassenneubaubedarf von 2 550 km und Verstärkungsmaßnahmen im Umfang von 

3 100 km an bestehenden Trassen. Im Netzentwicklungsplan vom Februar 2016 mit dem Ziel-

jahr 2026 wird sogar ein Leitungsneubau von ca. 9 700 km verlangt, was folglich zu einer durch 

die Übertragungsnetzbetreiber abgeschätzten Bedarfssteigerung von über 3 000 km in nur drei 

Jahren entspricht.584 Bis zum Beginn des Jahrs 2017 waren vom gesamten Neu- und Umbau-

volumen ca. 400 km genehmigt und 100 km realisiert.585 Dabei wird deutlich, dass auch hier 

die Realisierung nicht in großer Geschwindigkeit erfolgt. Zwar scheinen sich die Genehmi-

gungsphasen deutlich zu verkürzen, sobald man sich jedoch vor Augen hält, dass sich die Rea-

lisierung von 100 km auf mehrere Großprojekte verteilt, erscheint der Fortschritt eher gering. 

Der Netzausbau schafft es trotz intensiver regulatorischer Eingriffe des Gesetzgebers kaum, mit 

                                                           
583  Vgl. ebd.  
584  Vgl. Internetquelle: Jarass – Stromüberschüsse – Stromdefizite, S. 11. 
585  Vgl. Internetquelle: netzausbau.de – Leitungsvorhaben BBPlG 2015. 
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dem Zubau an regenerativer Erzeugungsleistung Schritt zu halten. Im aktuellen Netzentwick-

lungsplan des Zieljahrs 2030 gehen die Übertragungsnetzbetreiber sogar von einem geschätzten 

Investitionsvolumen von 36 Mrd. Euro aus.586 Dieses würde über die Netznutzungsentgelte 

weitestgehend auf die Verbraucher umgelegt werden.  

Auch zeigt sich ein Verschärfen der Situation anhand der mit dem EnWG 2016 verkürzten 

Erstellungsperiode für den Szenariorahmen, den die Netzbetreiber nun alle zwei Jahre der Bun-

desnetzagentur zur Genehmigung vorlegen müssen und nicht mehr alle drei Jahre.587 Damit 

wird der Zeitplan für die interne Bedarfsabschätzung und Abstimmung der Übertragungsnetz-

betreiber untereinander erheblich auf lediglich ca. zehn Monate verkürzt. Hier greift die staat-

liche Steuerung wieder sehr eindringlich in den Bereich der Netzbetreiber ein, um sie zu ge-

naueren Prognosen in kürzeren Abständen zu bewegen. Fraglich ist, ob in derartiger Eile er-

stellte Prognosen den Bedarf realistisch abschätzen und nicht zu Fehlurteilen führen. Zudem 

besitzt auch die Bundesnetzagentur als prüfende und genehmigende Institution begrenzte Ka-

pazitäten an fachlich versiertem Personal, um derartige Intervalle einhalten zu können.  

Diese Arbeitslast kann als Kehrseite von Verfahrensbeschleunigungen im Zuge des NABEG 

aufgrund der Zentralisierung von Planungs- und Genehmigungskompetenzen auf Bundesebene 

mittels der Bundesnetzagentur betrachtet werden. Es zeigt sich folglich an den Ausführungen, 

dass die Bedarfsplanung einen gewichtigen Part des Netzausbaus aus Sicht der politischen Steu-

erung einnimmt. Dies leitet sich aus der logischen Konsequenz ab, dass auch die Ziele des § 1 

EnWG, welche sich im Spannungsfeld zwischen preiswerter und sicherer Stromversorgung be-

wegen, nur über eine möglichst genaue Bedarfsabschätzung erreicht werden können. So hat der 

Gesetzgeber neben der Ermittlung des Bedarfs an Durchleitungskapazitäten deren Realisierung 

zu priorisieren und gegenüber anderen Interessen abzuwägen.588 Anders als bei Schienenwegen 

oder Bundesfernstraßen legt er die Verantwortung für die Netzentwicklungsplanung dabei in 

die Hände rein privater Betreiber der Energienetze, was auf eine starke Umsetzung des Libera-

lisierungsgedankens hinweist. Die Planung der Netzbetreiber wird dabei allein der Pflicht des 

§ 11 EnWG, ein sicheres und zuverlässiges Netz zu betreiben, unterworfen.  

                                                           
586  Vgl. Internetquelle – NEP 2030, S. 8 f. 
587  Vgl. Kap. 4.3.6.3) der vorliegenden Arbeit. 
588  Vgl. Kment 2013, S. 53. 



 

  

193

Diese legislative Ausprägung des Gewährleistungsstaats stellt die den ökonomischen Gesetz-

mäßigkeiten der Netzbetreiber folgende Ausbauplanung unter die Kontrolle der staatlichen Re-

gulierungsbehörde und sorgt somit für eine neutrale Interessenvertretung des Gemeinwohls hin-

sichtlich der elektrischen Energieversorgung, die bei einer Indienststellung der Netzbetreiber 

ohne derartige Instrumente wohl schwerlich stattfinden würde.589 Die Netzbetreiber sehen sich 

dabei in ihrer unternehmerischen Freiheit beschnitten, da sie den Zeitpunkt und Umfang der 

Investitionen in ihr Netz nicht mehr frei bestimmen können und der Staat ohne unternehmeri-

sches Haftungsrisiko über die Rolle des Gewährleistungsstaats hinauswächst. So kann die Bun-

desnetzagentur die Netzbetreiber auch zur Aufnahme der Netzausbaumaßnahmen nach § 6 

NABEG verpflichten, oder ihnen gegenüber finanzielle Sanktionen verhängen, um den zeitli-

chen Faktor zu berücksichtigen. Diese Verpflichtung bewirkt mittels negativer finanzieller An-

reize, dass der Netzbetreiber die Netzausbaumaßnahmen nicht mehr aufgrund betriebswirt-

schaftlichen Kalküls verzögern kann und führt mit der überarbeiteten Anreizregulierung nun 

auch dazu, dass der Netzbetreiber diese Kosten ebenfalls zeitlich unmittelbar in Ansatz bringen 

kann, um unnötige finanzielle Belastungen über längere Zeiträume zu vermeiden.590  

Neben der Schaffung geeigneter Rahmenbedingungen für einen Netzbetrieb gem. Vorgaben 

aus § 1 EnWG zeigen sich somit vor dem Hintergrund des steigenden Drucks im Spannungsfeld 

schleppenden Netzausbaus, rasant wachsender regenerativer Erzeugungskapazitäten in Nord-

deutschland und wegfallender Atomkapazitäten nahe der Lastzentren in Süddeutschland zuneh-

mend direkte Steuerungsaktivitäten eines immer aktiver agierenden Gewährleistungsstaats. Da-

bei wird von staatlicher Seite das finanzielle Investitionsrisiko auf die Netzbetreiber übertragen, 

ihre Investitionen jedoch derart intensiv gesteuert, wie es in der Privatwirtschaft nur Mehrheits-

eigner vermögen würden. Auch der enorme finanzielle Umfang, den diese Investitionen zu-

künftig annehmen, darf vor dem Hintergrund einer Umsetzbarkeit durch privatwirtschaftliche 

Unternehmen hinterfragt werden. Kombiniert mit hohem bürokratischem Aufwand, der aus 

zahlreichen Berichts- und Transparenzpflichten erwächst und zudem Kosten verursacht, zeigt 

sich eine Veränderung im Bereich staatlicher Steuerung. Die einschlägige Fachliteratur spricht 

mittlerweile sogar von einem Paradigmenwechsel hin zu einem immer planwirtschaftlicheren 

System im Energiesektor, welcher neben der Verfremdung auch zu Leistungseinbußen im Re-

gulierungsrecht führt.591  

                                                           
589  Vgl. ebd., S. 53 f. 
590  Siehe oben.  
591  Vgl. Kment 2013, S. 57 f. 
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Es bleibt zu resümieren, dass sich nicht nur in der politischen Steuerung der Windenergie ein 

grundlegender Systemwechsel vollzogen hat. Auch das direkt konnotierte Politikfeld der 

Stromnetze sieht sich insbesondere im Bereich des Netzausbaus starken Veränderungen in der 

politischen Steuerung, die längst nicht mehr lediglich auf indirekte und prozedurale Elemente 

setzt, unterworfen. Der Netzausbau scheint viele Jahre nicht denselben Stellenwert in der Be-

trachtung durch den Gesetzgeber erfahren zu haben, wie es bei den regenerativen Energien der 

Fall war. Durch zunehmend direkte Steuerungsmechanismen drängt sich der Staat in Form einer 

zunehmend aktiveren und fordernderen Rolle in den Bereich der Infrastruktur des Energiesek-

tors, um diese Entwicklung nachzuholen und Kosten zu begrenzen, was mit dem Ziel der ,preis-

günstigen Energieversorgung‘ begründet wird. Dies führte insbesondere seit dem Jahr 2011 zu 

einer Vielzahl neuer Regelungen, welche die Akteure im betreffenden Politikfeld zunehmend 

einengen. Es bleibt abzuwarten, wie sich diese Entwicklung fortsetzt. Zumindest scheint eine 

Beschleunigung des Netzausbaus bei gleichzeitiger Begrenzung des regenerativen Zubaus eine 

logische, politikfeldübergreifende und Wechselwirkungen berücksichtigende Steuerung darzu-

stellen, auch wenn das Projekt der Energiewende sich hierdurch verlangsamen wird. Neben der 

Gesamtentwicklung der Netznutzungsentgelte kann ihre zunehmende regionale Spreizung, wel-

che zum Teil auf der Fehlsteuerung durch vermiedene Netznutzungsentgelte beruht, hier als 

wichtiger Indikator dienen. Es ist davon auszugehen, dass betriebswirtschaftliche Ineffizienzen 

im Zuge der Anreizregulierung weitestgehend abgebaut wurden. Mit dem Aufkommen des for-

cierten Netzausbaus in beträchtlichem Umfang und damit verbundenen Bürokratiekosten, dürf-

ten die Netzentgelte jedoch zunehmend ansteigen.  

Insbesondere der Ansatz, dass die Bundesnetzagentur zukünftig nicht nur die Netze reguliert, 

sondern auch für die neuen Ausschreibungsverfahren des EEG verantwortlich ist, zeigt einen 

zentralisierenden Steuerungsansatz auf, der die Kompetenzen bei einer Behörde auf Bundes-

ebene bündelt.592 Neben einem wettbewerblicheren System zur Ermittlung der Erzeugungsent-

gelte sichert sich der Staat somit erstmals die Kontrolle über die Menge des Zubaus und kann 

diesen auch auf die Netzplanung abstimmen. Die Entkopplung der zunehmend auf Preisgüns-

tigkeit ausgerichteten Erzeugung regenerativer Erzeugungsanlagen von der Planung anhand 

von Kostenersparnissen, die durch eine optimal an der Netz- und Verbrauchssituation ausge-

richteten Errichtung selbiger Anlagen hervorgerufen würden, kann jedoch nicht gänzlich nivel-

liert werden. Der negative Effekt der Entkopplung von Erzeugung und Verbrauch spiegelt sich 

                                                           
592  Vgl. BT-Drucksache 18/8860, S. 1 f. 
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auch weiterhin darin wider, dass die Netzplanung und somit auch der Netzausbau dem Ausbau 

der Onshore-Windenergie folgen.  

Hier muss insbesondere die Kappung von Leistungsspitzen als Instrument betont werden, um 

den Netzausbau und die damit verbundenen enormen Investitionskosten in seiner Dimension 

nicht ausufern zu lassen. In Studien wurde herausgestellt, dass der volkswirtschaftlich optimale 

Netzausbau eine Durchleitungskapazität von ca. 60 bis 70 Prozent der regional installierten 

regenerativen Erzeugungsleistung aufweist. Die letzten Netzentwicklungspläne stehen in der 

Kritik, hier mit einem Umfang von ca. 90 Prozent zu planen und somit deutlich höhere Kosten 

bei geringerem Mehrwert zu verursachen.593 Aus ökonomischer Perspektive kann es nicht sinn-

voll sein, einen Netzausbau zu veranlassen, der sicherstellt, dass bei den volatilen Erzeugungs-

anlagen auch die letzte kWh abgenommen werden kann. Die Höhe der Netzausbaukosten lässt 

in diesen Bereichen der eingespeisten Leistungsspitzen ein Entschädigungssystem kostengüns-

tiger erscheinen. Auch würde der Wegfall einiger Leitungen eine Einsparung sozialer Kosten 

bedeuten, die sich in einer Belastung von Landschaft und Anwohnern untergliedern lassen.  

Die derzeitige Steuerung zeigt insbesondere vor dem Hintergrund von Verfahrensbeschleuni-

gungen zulasten von Beteiligungs- und Eigentumsrechten, dass der Gesetzgeber im Bereich der 

sozialen Kosten nicht sonderlich sensibel verfährt. In Anbetracht des gesteigerten Bedarfs an 

Stromnetzen und der gleichzeitigen Verlangsamung des Zubaus der Onshore-Windenergie han-

delt der Gesetzgeber im Zuge eines Krisenmanagements und zunehmender regulierender Ein-

griffe widersprüchlich zu den Zielen der Energiewende. Neben der Thematik der Leistungsspit-

zen spielt auch die parallele Einspeisung von konventioneller Erzeugungsleistung, insbeson-

dere Kohlestrom, und regenerativer Einspeisung eine Rolle. In der derzeitigen überregionalen 

Netzplanung werden auch insbesondere Kohlekraftwerke in West- und Ostdeutschland mit 

neuen Leitungen in vornehmlich südliche Regionen verbunden, um den Wegfall der Kernener-

gie zu kompensieren. Neben der hohen Doppelbelastung in Starkwindphasen, in welchen auch 

Onshore-Windenergieanlagen aus Norddeutschland einspeisen und die Kohlekraftwerke somit 

abgeregelt werden müssten, führen zudem fehlende Reservekraftwerkskapazitäten in Süd-

deutschland zu einem Netzausbau, der langfristig nicht die Zielsetzung einer hauptsächlich re-

generativen Erzeugung unterstreicht. Als Nebeneffekt sorgen die hohen und günstigen Koh-

lestromerzeugungen für niedrige Börsenstrompreise, welche durch die Differenz zur EEG-Ver-

gütung auch im Zuge der Direktvermarktung die EEG-Umlage ansteigen lassen, ohne dass der 

                                                           
593  Vgl. Internetquelle: Jarass – Überdimensionierter Stromnetzausbau, S. 13. 
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Effekt direkt auf die erneuerbaren Energien zurückzuführen ist. Deshalb spricht sich die Fach-

literatur vielfach für einen konsequenteren Ausstieg aus der Kohlestromerzeugung aus und für 

den lastnahen Einsatz flexibler Gaskraftwerke.594 

 

9.3) Analyse des Engpassmanagements 

Beim Engpassmanagement handelt es sich weder um ein klassisches Politikfeld noch um ein 

künstlich abgrenzbares Feld, welches individuell untersuchbar ist. Das Engpassmanagement 

siedelt sich zwangsläufig exakt in der Schnittmenge der beiden hier als Politikfelder untersuch-

ten Bereiche Onshore-Windenergie und Stromnetze an. Die bisherige Untersuchung offenbart, 

dass es sich beim Engpassmanagement um ein zunehmend ausdifferenzierteres Instrumenta-

rium handelt, welches temporär die strukturellen Probleme der Energiewende aufzufangen ver-

sucht. Dabei muss im nächsten Schritt gefolgert werden, dass der Gesetzgeber somit die politi-

schen Zielsetzungen beider Bereiche im Engpassmanagement vereint und in Form eines Kom-

promisses Lösungen für die bisher herausgestellten Defizite anstrebt.  

Die Untersuchung im Bereich der Onshore-Windenergie hat gezeigt, dass der Gesetzgeber mit 

einer politischen Steuerung, welche sich in den letzten Jahren vornehmlich auf eine privilegierte 

Unterstützung mittels finanzieller Anreize stützte, einen gewaltigen Zubau bei der installierten 

Leistung verzeichnen konnte und seine eigenen Zielsetzungen in diesem Bereich immer über-

traf. Jedoch deckte die Analyse auch eine regionale Ungleichverteilung auf, die sich in einer 

verhäuften installierten Windenergieleistung im vorwiegend norddeutschen Raum verdeutlicht. 

Die Regulierung der Onshore-Windenergie wurde bisher nicht regional differenziert betrachtet, 

um beispielsweise den Ausbau näher in die Räume süddeutscher Verbrauchszentren zu lenken. 

Erst mit dem EEG 2017 und den darin verankerten Reglementierungen des Zubaus in soge-

nannten Netzausbaugebieten595 mit nachgewiesenen regionalen Kapazitätsproblemen im 

Stromnetz wurde eine regionale Differenzierung vorgenommen. Im Übrigen wird die Onshore-

Windenergie weiter bundesweit gesteuert, was in Verbindung mit einem Einspeisevorrang und 

auskömmlichen Erträgen dazu führt, dass die Anlagenbetreiber keinerlei Netzfaktoren und da-

mit verbundene Effekte in ihr Kalkül zur Errichtung einer WEA einbeziehen. Der Gesetzgeber 

hat diese Problematik dem Netzbetreiber zugeordnet und für regenerative Energien somit sehr 

                                                           
594  Vgl. Internetquelle: Jarass – Kohlebedingter Netzausbau behindert Energiewende. 
595  Vgl. § 36c EEG 2017 i. V. m. § 88b EEG 2017. 
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gute und komfortable Bedingungen ermöglicht. Den insgesamt ansteigenden und sich in den 

letzten Jahren zudem in südlichere Regionen verlagernden Zubau von Onshore-Windenergie-

anlagen verlangsamt der Gesetzgeber nun mit Ausbaukorridoren, deren Überschreiten zu emp-

findlichen Ertragseinbußen führen kann und somit einem selbstregulierenden Prozess im Sinne 

einer Steuerung, die einer tiefgreifenden prozeduralen Regulierung mit der Gefahr finanzieller 

Sanktionen entspricht.596 Im Verbund mit den wettbewerblichen Ausschreibungen und der Di-

rektvermarktung zeigen sich somit starke Eingriffe des Gesetzgebers in das Politikfeld der Ons-

hore-Windenergie, die die Kosteneffizienz der nun nicht mehr in den ,Kinderschuhen‘ stecken-

den Technologie in den Vordergrund rücken.  

In Anbetracht des Engpassmanagements führte ein nur langsam dem Ausbau der regenerativen 

Energien folgender Netzausbau zunehmend zu erheblichen Kapazitätsproblemen. Die Bestre-

bungen des Gesetzgebers, mittels verschlankter Planungs- und Genehmigungsverfahren in die-

sem Bereich aufzuholen, können ex post als unzureichend bewertet werden, zeigen jedoch ei-

nen starken Regulierungswillen, mit dem der Gesetzgeber eher planwirtschaftlich als rein pro-

zedural und im Sinne einer modernen Regulierung auch rein wettbewerbsfördernd steuert.597 

Zudem zeigt sich durch die mittels EnLAG oder NABEAG im BBPlG etablierten Leitungsvor-

haben eine durchaus regionenscharf erfolgende Steuerung durch den Gesetzgeber.  

Diese im Bereich der Onshore-Windenergie und der Stromnetze aufgezeigte Dimension der 

räumlichen Steuerung wird deshalb vor dem Hintergrund des Engpassmanagements eingehen-

der beleuchtet, da sie in diesem Bereich schon in vorherigen Erläuterungen Erkenntnisse ver-

sprochen hat. Im zeitlichen Kontext lässt die in den letzten Jahren mittels neuer und umfassen-

deren legislativen Grundlagen zunehmende Regulierung im Bereich der Stromnetze die Ver-

mutung zu, dass es sich um notgedrungene Maßnahmen handelt, welche die anfangs nicht er-

folgte, synchrone Förderung von Onshore-Windenergie und Netzausbau nun innerhalb kürzes-

ter Zeit kompensieren sollen. Die komplette Liberalisierung des Stromsektors und somit auch 

der Netze folgten im Gegensatz zu den staatlich mittels EEG-Umlage geförderten regenerativen 

Energien anderen Gesetzmäßigkeiten, was zu divergierenden Entwicklungen führte. Die ein-

setzende Erkenntnis, dass Infrastrukturen, wie die deutschen Übertragungs- und Verteilnetze 

aufgrund ihrer Kostenintensivität und geographischen Auswirkungen nur behäbig auf ausbau-

                                                           
596  Vgl. Kap. 9.1) der vorliegenden Arbeit. 
597  Vgl. Kap. 9.2) der vorliegenden Arbeit. 



 

  

198

fördernde Regulierungsanreize reagieren und zudem durch betriebswirtschaftliches Kalkül un-

ter wettbewerblichen Prämissen betrieben werden sollen, leitete quasi zwangsläufig zum Eng-

passmanagement über. Die Netzbetreiber sollten die Idealziele der Versorgungssicherheit und 

der 100-prozentigen Einspeisequote aus regenerativen Energien mit Prozessen des Netzbetriebs 

gewährleisten. Dazu bekamen sie zahlreiche Befugnisse, um direkt in Erzeugung und Ver-

brauch eingreifen zu können.598  

Grundlegend stützt sich das deutsche Engpassmanagement von seiner Bezeichnung her auf eine 

Verordnung, nämlich auf § 15 StromNZV. Dies ist jedoch ein Trugschluss, da die kommentie-

rende Fachliteratur herausstellt, dass diese Norm primär auf strukturelle Netzengpässe abzielt. 

Der deutsche Gesetzgeber hat trotz der stark steigenden Anzahl von Engpassmanagementmaß-

nahmen599, die sich in Redispatch, dem Einsatz von Reservekraftwerken, Einspeisemanage-

ment und Anpassungsmaßnahmen untergliedern,600 bisher keine Motivation gezeigt, struktu-

relle Netzengpässe auszuweisen, da mit erheblichen Konsequenzen für den Strommarkt gerech-

net werden muss. Zudem sind die gehäuft in bestimmten Leitungen auftretenden Engpässe vor 

dem Hintergrund einer sich in Zukunft verschärfenden Netzsituation mittelfristig durchaus als 

strukturelle Netzengpässe zu bewerten.601 Umgekehrt zeigt sich somit jedoch ein sehr ausdiffe-

renziertes Instrumentarium, welches offenlegt, dass das Engpassmanagement auf der Makro-

ebene der betrachteten Politikfelder Onshore-Windenergie und Stromnetze zwar als ein Instru-

ment zu betrachten ist, intern jedoch eine Ansammlung verschiedenster Instrumente beschreibt, 

die in ganz unterschiedlichen Intensitäten auf differente Erzeuger einwirken. Die Beseitigung 

von Netzengpässen im strukturellen Sinne kann nur durch die Beeinflussung der Anlagenstand-

orte und einen bedarfsgerechten Netzausbau erfolgen. Beides ist, wie bereits beschrieben, in 

den letzten Jahren nicht erfolgt. Die beiden genannten Politikfelder wurden eher separiert von-

einander und mit unterschiedlichen Zielen reguliert, weshalb die Fachliteratur in Anlehnung an 

den Telekommunikationssektor sogar kritisch von einer ,asymmetrischen Regulierung‘ spricht, 

die es im Zuge einer übergreifenden Gesamtstrategie integrativ fortzuentwickeln gilt.602 Ob die 

nun stärker ineinandergreifende Steuerung unter Beibehaltung der jeweiligen Ziele zu realisti-

schen Erfolgen führt, muss hinterfragt und weiter beobachtet werden.  

                                                           
598  Vgl. Kap. 5.3.1) der vorliegenden Arbeit. 
599  Siehe Entwicklung der Werte aus Kap. 5.5) der vorliegenden Arbeit. 
600  Vgl. Kap. 5.5) der vorliegenden Arbeit. 
601  Vgl. König 2013, S. 631 ff. 
602  Vgl. Schneider 2015, S. 146. 
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Das Engpassmanagement bildet folglich ein Instrument, mit dem der Gesetzgeber die struktu-

rellen Defizite umgeht und sich Zeit für strukturelle Maßnahmen verschafft. Der Status eines 

,Hilfsinstruments‘, welches den Netzausbau niemals ersetzt, wird auch von der einschlägigen 

und aktuellen Fachliteratur attestiert.603 Jedoch kann das Engpassmanagement nicht lediglich 

als Instrument gesehen werden, welches die langen Planungs- und Genehmigungsverfahren 

überbrückt. Insbesondere vor dem Hintergrund der effektiven Leistungserbringungspflicht 

gem. § 21a EnWG, aus der sich über das Verbot eines ineffizienten Netzausbaus auch der ,Voll-

ausbau‘ des deutschen Stromnetzes bis zur Aufnahme der letzten eingespeisten kWh aus einer 

Windenergieanlage zu Starkwindzeiten untersagt, bildet das Engpassmanagement eine dauer-

hafte und kostensenkende Maßnahme für den Umgang mit volatiler Einspeisung. Untermauert 

wird diese Grundfunktion vom im EEG 2014 etablierten § 11 Abs. 2 EEG mit der sogenannten 

Spitzenkappung. Sie gibt dem Netzbetreiber die Entscheidungsfreiheit, bis zu drei Prozent der 

jährlich prognostizierten Einspeiseleistung aus regenerativen Anlagen vermindert für die Aus-

bauplanung seines Netzes in Ansatz zu bringen und somit den Einfluss von Leistungsspitzen 

auf direkte Infrastrukturkosten zu verringern.604 Allerdings sei betont, dass aus der Spitzenkap-

pung resultierende Netzengpässe mit dementsprechenden Entschädigungsverpflichtungen im 

Zuge des Einspeisemanagements weiterhin einen Kostenfaktor begründen, der zuerst durch den 

Netzbetreiber zu tragen ist.  

Werden die Komplexität und der gewaltige Umfang eines effektiven Engpassmanagements re-

kapituliert, welches alle Mechanismen einschließt, die kritische Netzzustände in Situationen 

knapper Kapazitäten umfassen, so zeigt sich, dass kurzfristige Netzengpässe auch vor dem Hin-

tergrund Deutschlands als Stromtransitland zum alltäglichen operativen Netzbetrieb gehören 

müssen. Der Gesetzgeber hat somit erkannt, dass die Netzbetreiber im Zuge ihrer Versorgungs-

sicherheit ein ausdifferenziertes und eingriffsmächtiges Instrument benötigen, mit welchem sie 

die aktuellen und prognostizierten Stromflüsse regeln können. Dass dies automatisch zulasten 

der Netznutzer geschieht, erscheint logisch, da allein der Überblick über die derzeitigen Strom-

produktionen und -nachfragen durch den Netzbetreiber realisiert werden kann. Eine Steuerung 

im Sinne indirekter politischer Steuerung durch die Schaffung geeigneter legislativer Rahmen-

bedingungen durch den Gesetzgeber scheint somit erfolgt zu sein.  

                                                           
603  Vgl. König 2013, S. 127. 
604  Vgl. Stelter 2016, S. 488. 
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Lediglich seine Motive dürften sich im Laufe der Zeit und der verstärkten Divergenz von zu-

gebauter regenerativer Leistung und Netzausbau gewandelt haben. Nach Aussagen des Bun-

desministeriums für Wirtschaft und Energie werden die 1 800 Leitungskilometer des EnLAG 

voraussichtlich erst bis zum Jahr 2025 vollständig in Betrieb genommen sein.605 Allein die Stei-

gerung der Eingriffshäufigkeit der Übertragungsnetzbetreiber im Zuge von Redispatchmaßnah-

men, welche durch diese Untersuchung bereits beleuchtet worden sind, zeigen eine kaum ab-

zuschätzende Entwicklung ab: Stieg die Eingriffshäufigkeit606 von 1 588 Stunden im Jahr 2010 

bereits im Jahr 2011 auf 5 030 Stunden an, so wuchs sie auf 8 453 Stunden im Jahr 2014. Im 

Jahr 2015 wurden jedoch 15 811 Stunden verzeichnet, was nahezu einer Verdoppelung inner-

halb eines Jahrs gleichkommt.607 Die Nutzung der Redispatchmaßnahmen durch die Netzbe-

treiber befindet sich also eindeutig in einem Aufwärtstrend, was ebenfalls zu erhöhten Kosten 

führt. Dabei sind nicht alle Netzbetreiber gleichermaßen betroffen, da in den letzten Jahren vor 

allem der ÜNB TenneT TSO zu Redispatchmaßnahmen greift,608 dessen Netz vom Nordosten 

in den Südwesten verläuft und somit nahezu exakt das bereits erwähnte Erzeugungs- und Ver-

brauchsgefälle aufgrund der dezentralen Erzeugung u. a. durch Onshore-WEA abbildet. Zu-

künftig wird trotz eines aufgezeigten Zubaus von Onshore-WEA im mittel- und süddeutschen 

Raum ein erhöhter Bedarf an Engpassmanagementmaßnahmen entstehen, da das strukturelle 

Grundproblem, der unzureichende Netzausbau, noch andauern wird.  

 

9.3.1)  Abschaltrangfolge und Einspeisemanagement 

Neben der reinen Kategorisierung der Engpassmanagementmaßnahmen hat der Gesetzgeber es 

in den letzten Jahren geschafft, mit der Abschaltrangfolge ein hierarchisches System zur An-

wendung selbiger Maßnahmen zu etablieren, welches bereits vorgestellt worden ist und den 

Netzbetreibern Handlungssicherheit vermittelt.609 Der bisherigen Untersuchung ist dabei zu 

entnehmen, dass der Gesetzgeber mit diesem Stufensystem und seiner, der prozeduralen Steu-

erung fast entgegenstehenden, Detailregulierung gewisse Ziele verfolgt. Einerseits differenziert 

er bei den Adressaten dieser Eingriffe strikt zwischen konventionellen und regenerativen Er-

                                                           
605  Vgl. ebd., S. VI. 
606  Gemessen in Stunden pro Jahr. 
607  Vgl. Kap. 5.5.1) der vorliegenden Arbeit. 
608  Vgl. Internetquelle: BNA – Monitoringbericht nach § 63 Abs. 3 EnWG – 2015, S. 102 ff.  
609  Vgl. Kap. 5.4) der vorliegenden Arbeit. 



 

  

201

zeugungsanlagen. Die nachrangige Abregelung regenerativer Erzeugungsanlagen durch den zu-

ständigen Netzbetreiber erwächst aus den Zielsetzungen des EEG, die hier unmittelbar in den 

Kontext zur Systemverantwortung der Netzbetreiber gestellt werden. Aus rein technischer Sicht 

würde eine Privilegierung der regenerativen Erzeugung keinen Sinn machen und stellenweise 

sogar kontraproduktiv für die Netzstabilität sein. So bildet die volatile und von meteorologi-

schen Faktoren abhängige Einspeisung aus Onshore-WEA für Netzbetreiber trotz professionel-

ler Wetterprognosen stets eine Herausforderung im Vergleich zu konstant einspeisenden und 

von derartigen Faktoren unabhängigen konventionellen Erzeugungsanlagen. Der Netzbetreiber 

erhält hier somit eine Auflage, die sich ohne den Einfluss einer Regulierung nicht durchgesetzt 

hätte und greift deshalb auch zu detaillierteren Regelungen, die sich folglich auch über mehrere 

Gesetze erstrecken.  

Ein weiteres Ziel besteht in der Preisgünstigkeit bei der Regulierung der Adressaten zum Zwe-

cke der Systemstabilisierung, was sich in der Maßnahmenfolge widerspiegelt: Durch die Be-

nennung der netzbezogenen Maßnahmen als eines ersten Schritts zur Behebung von Netzeng-

pässen verpflichtet der Gesetzgeber die Netzbetreiber, den Engpass mit internen und somit re-

lativ preisgünstigen Mitteln zu beheben. Die nachgeordneten marktbezogenen Maßnahmen 

stützen sich nämlich auf vertragliche Vereinbarungen mit weiteren Akteuren, was auf höhere 

Kosten schließen lässt.610 Zudem ist bei allen ergreifbaren Maßnahmen die Maßnahmeneffizi-

enz durch den Netzbetreiber abzuschätzen. Damit soll sichergestellt werden, dass der Netzbe-

treiber nicht nur netzstabilisierende Faktoren, sondern auch deren Kosten in sein Kalkül einbe-

zieht und die Kosten der Maßnahmen somit auf einem niedrigen Niveau hält.611  

Es zeigt sich somit, dass unter der Überschrift der ,Systemverantwortung‘ im Kontext des Eng-

passmanagements das komplette Spannungsfeld aller Zielsetzungen und Idealzustände aus den 

Bereichen der Onshore-Windenergie und des Netzausbaus komprimiert durch den Gewährleis-

tungsstaat mittels eingehender Regulierung in die Hände der Netzbetreiber gelegt wird. Neben 

umfassenden Informationspflichten, welche die Netzbetreiber gegenüber der Regulierungsbe-

hörde und Anlagenbetreibern unverzüglich und sogar im Vorfeld von Eingriffsmaßnahmen zu 

erbringen haben612, obliegt ihnen nun in Teilen auch die Verantwortung für die Zielerreichung 

der Energiewende, indem regenerative Erzeugungsanlagen nachrangig abgeschaltet werden.  

                                                           
610  Vgl. König 2013, S. 493. 
611  Vgl. ebd., S. 502 f. 
612  Vgl. beispielsweise § 12 Abs. 2 EnWG. 
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Die Auswirkungen auf die Betreiber konventioneller Kraftwerke sind hierdurch als erheblich 

und negativ einzustufen. Neben den konstant niedrigen Börsenstrompreisen, die aus der hohen 

Anzahl erneuerbarer Energien resultieren, werden konventionelle systemrelevante Kraftwerke 

in beträchtlichem Ausmaß zu Zwecken der Systemstabilität als Reservekraftwerke herangezo-

gen und ihre Betreiber somit von freien betriebswirtschaftlichen Entscheidungen abgehalten.613 

Daraus ergibt sich, dass konventionelle Erzeuger in Starkwindphasen zum Vorteil von Ons-

hore-WEA frühzeitig und ohne Entschädigungsansprüche abgeregelt werden, sie jedoch in Zei-

ten unzureichender regenerativer Einspeisung zur Produktion unter Bezugnahme auf die Sys-

temrelevanz verpflichtet werden. Die Entwicklung zum Ausbau dieser Reservekapazitäten 

rührt daher, dass der steigende Umfang an Redispatchmaßnahmen auf die Vorhaltung derartiger 

Kapazitäten aus technischen Gründen angewiesen ist. Es wird schlichtweg regelbare Erzeu-

gungsleistung benötigt, die aus Erzeugersicht hinter einem Netzengpass aktiviert werden kann. 

Damit wird der Übergang von der reinen Netzregulierung zur Erzeugungsregulierung offenbar, 

auch wenn sich diese in verstärktem Maße derzeit lediglich auf die konventionelle Erzeugungs-

leistung beschränkt.614 

Durch stetige Abnahme der Atomstromleistung in Süddeutschland und anderer konventioneller 

Kapazitäten aufgrund fehlender Rentabilität bei sinkenden Börsenstrompreisen musste der Ge-

setzgeber in einen weiteren Bereich der Energieerzeugung eingreifen: Ironischerweise muss er 

diesmal zur Sicherstellung seiner Zielsetzungen in der Energiewende die konventionellen Er-

zeugungstechnologien aus Gründen der Netzstabilität so regulieren, dass sie erhalten bleiben. 

Durch eine Reduktion der freien konventionellen Kraftwerksleistung von 12 000 MW im Win-

ter 2010/2011 auf ca. 4 000 bis 5 000 MW im Winter 2011/2012 bei gleichzeitig steigendem 

Bedarf an Redispatchmaßnahmen615 empfahl die Bundesnetzagentur den ÜNB erstmals eine 

bestimmte Leistung, nämlich ca. 2 150 MW, bereitzuhalten.616 Um dieser Forderung nachzu-

kommen wurden gleichzeitig die o. g. Bestimmungen des EnWG verabschiedet.  

Zudem begegnet der Gesetzgeber wegfallenden Reservekapazitäten in Süddeutschland noch 

mit einem weiteren Mittel, nämlich mit § 13k EnWG. Damit dürfen ÜNB selbst Erzeugungs-

                                                           
613  Vgl. § 13d, e EnWG. 
614   Vgl. Möstl 2015, S. 243 f. 
615  Siehe oben. 
616  Vgl. König 2013, S. 432 f. 
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anlagen mit einer Leistung von bis zu 2 GW an Orten errichten, an denen sie es aus netztechni-

schen und ökonomischen Gründen für geboten halten.617 Mit diesem Verfahren wird unter dem 

Deckmantel der Netzstabilität und der Versorgungssicherheit der komplette Liberalisierungs-

prozess kleinschrittig unterminiert. Zudem gewinnt die regulierungsrechtliche Materie erneut 

einen erhöhten Umfang, da der Netzbetreiber nun unter bestimmten Umständen doch auch 

gleichzeitig Anlagenbetreiber sein kann und damit das Unbundling aufweicht. Auch der aus 

derartigen Herausforderungen folgende Übergriff des stromwirtschaftlichen Regulierungsbe-

reichs auf den Bereich der Gasversorgung, bei dem Betreiber von Stromnetzen (ÜNB) gem. 

§ 13f EnWG in den Betrieb von Gaskraftwerken und somit auch ins Gasversorgungsnetz ein-

greifen dürfen, verdeutlicht die Streuwirkung der derzeitigen politischen Steuerung, die durch 

ihren Detailreichtum in immer neue Themenfelder vorstößt und auszuufern droht.  

Offenbar wird dieses in der tieferen und historischen Betrachtung des staatlichen Regulierungs-

handelns zwar logische, jedoch auf den ersten Blick und mit zukünftiger Perspektive eher pa-

radox anmutende Handeln des Gesetzgebers an Beispielen, wie dem im September 2015 neu in 

Betrieb genommenen Kohlekraftwerk in Mannheim.618 Hier wurde ein Kraftwerk aus Gründen 

der Netzstabilität für ca. 40 Jahre neu errichtet, welches die erforderlichen Reservekapazitäten 

bereitstellen kann, um Redispatchmaßnahmen für die Energiewende einzuleiten und den Strom-

bedarf in der Region Mannheim sicherzustellen. Es handelt sich um das bis dato größte Kohle-

kraftwerk Deutschlands. Erstaunlich ist, dass der Bedarf an Reservekapazitäten derart hoch ein-

geschätzt wird, dass ein klimaunfreundliches Kohlekraftwerk für vier Dekaden errichtet werden 

soll und nicht einmal einen kalkulatorischen Gewinn aufweist, sondern mittelfristig im Rahmen 

der Kostendeckung betrieben wird. Langfristig werden sich die Betreiber jedoch Ertragssteige-

rungen aus höheren Bepreisungen für Reserveleistung versprechen, die aus einer weiter zuneh-

menden Nachfrage nach Reserveleistungen resultieren. Auch muss vor diesem Hintergrund be-

achtet werden, dass dieses Kraftwerk, welches nur eines von vielen ist, seinen Bedarf von bis 

zu 10 000 Tonnen Kohle aus dem Ausland bezieht und damit den systemsicherheitsrelevanten 

Part der Energieversorgung in Deutschland auf eine Importabhängigkeit stützt. Der Gesetzge-

ber sichert also nicht nur bestehende konventionelle Erzeugungskapazitäten, sondern erlaubt 

sogar die Errichtung neuer Kohlekraftwerke, die ihre Kosten nur aufgrund steigender Nachfrage 

an Reservekapazitäten decken können.  

                                                           
617  Stelter 2016, S. 486. 
618  Internetquelle: faz.net – Ein neuer Kohlegigant im Windradbiotop vom 22.09.2015. 
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Auch die Perspektive der Betreiber, derartige Anlagen für 40 Jahre und länger zu betreiben 

scheint die umweltenergiepolitischen Zielsetzungen zu konterkarieren. Neben dem Wider-

spruch in der Steuerung muss auch die Frage nach den Kosten gestellt werden, die sich ange-

sichts hoher Betriebskosten und sozialer Kosten im Sinne negativer externer Effekte beispiels-

weise aus den Kohlenstoffdioxidemissionen ergeben. Vor allem letztgenanntere Kosten werden 

aufgrund fehlender Möglichkeiten zur exakten Bepreisung häufig nicht betrachtet. Dabei würde 

auch eine ungefähre Kalkulation dieser Kosten dazu führen, dass die oftmals in der Kritik ste-

hende EEG-Umlage der regenerativen Erzeugung einen Gegenpart auf konventioneller Ebene 

aufweist, der die Akzeptanz zugunsten erneuerbarer Energien steigern kann. Auch bei der 

scheinbar preisgünstigen Atomenergie würden mit der Berechnung negativer externer Effekte, 

die sich aus der kapitalintensiven und langfristigen Abfalllagerung, sowie aufgrund fehlender 

Versicherungsverpflichtungen nicht eingepreister Risikozuschläge ergeben würden, die Preise 

pro erzeugter Einheit erheblich ansteigen.  

Dementsprechend ist zu konstatieren, dass die volatile regenerative Erzeugung, welche regional 

sehr unterschiedlich verteilt ist, Netzengpässe hervorruft, die wiederum nur mithilfe konventi-

oneller Erzeugung behoben werden können. Der Gesetzgeber hat damit das Ziel der Versor-

gungssicherheit eindeutig schwerer gewichtet als den Ausbau der regenerativen Erzeugung. 

Netzbetreiber dürfen auf Basis der aktuellen rechtlichen Grundlagen zunehmend in die betriebs-

wirtschaftlichen Entscheidungen der Kraftwerksbetreiber eingreifen. Es finden sich demgemäß 

innerhalb der etablierten und sich ausweitenden Rahmenordnung starke Elemente direkter Steu-

erung mit deren Hilfe über den Akteur der Regulierungsbehörde und die Netzbetreiber in die 

Bereiche der Erzeugung eingegriffen wird. Auch die Wirkung wettbewerblicher Elemente wird 

somit partiell gehemmt. Da die Versorgungssicherheit nicht über spezielle Stromtarife kalku-

liert werden kann, bilden zunehmend konventionelle Reservekapazitäten in fragwürdigem Um-

fang die Preise hierfür ab. Die Betreiber dieser Anlagen scheinen zum Teil perspektivisch sogar 

auf steigende Gewinne zu hoffen.  

An dieser Stelle sei als Form der speziellen Regulierung erneut das Einspeisemanagement auf-

gegriffen, da es seine Wirkung vor allem bei Netzengpässen auf erneuerbare Energien und so-

mit Onshore-WEA entfaltet. Es handelt sich, wie bereits ausgeführt,619 um ein den Systemsi-

cherungsmaßnahmen nach §13 EnWG nachgeordnetes Instrument und regelt mit Bezug auf 

                                                           
619  Vgl. Kap. 5.3.4) der vorliegenden Arbeit. 
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§§ 14 und 15 EEG auch die Vergütung für durch den Netzbetreiber im Zuge von Notfallmaß-

nahmen abgeregelte regenerative Erzeugungsanlagen. Mit steigenden Volumina an abgeregel-

ter Ausfallarbeit i. H. v. 555 GWh (2013), 1 581 GWh im Jahr 2014 und 4 722 GWh im Jahr 

2015 zeigt sich die rasante und bedeutsame Entwicklung, die sich auch durch imposante Kos-

tensteigerungen von ca. 994 Prozent zwischen den Jahren 2014 und 2015 untermauern lässt.620 

Mit einem Anteil von ca. 87 Prozent nahm die Onshore-Windenergie die tragende Rolle im 

Segment der durch das EinsM betroffenen regenerativen Energien ein, was zudem in einer ver-

stärkten finanziellen Belastung der Netznutzer in den vorwiegend norddeutschen Regionen 

führt. Damit werden neben vermiedenen Netznutzungsentgelten und Netzausbaukosten erneut 

die Kosten der Energiewende nicht bundesweit mittels EEG-Umlage gleichmäßig, sondern zu-

lasten einzelner Regionen verteilt. Die Entschädigungspflicht der Netzbetreiber ggü. den Be-

treibern von Onshore-WEA, die mindestens 95 Prozent der entgangenen Einnahmen ent-

spricht,621 verursacht hier eine erneute Ungleichverteilung. Neben der regionalen Ursache, die 

in der weitestgehend geographisch und regional unkoordinierten Regulierung des Windener-

giezubaus begründet liegt, werden auch die Wirkungen in Form von finanziellen Belastungen 

in den jeweiligen Regionen belassen, ohne dies näher und vor dem Hintergrund bundesweiter 

Zielsetzungen hinsichtlich der Energiewende zu begründen. Es wird offensichtlich, dass die 

regionale Dimension im Folgenden eingehender beleuchtet werden muss, um hier ein differen-

ziertes Bild zu erhalten. 

Die bisherige Analyse hat zudem aufgezeigt, dass neben der Zentralisierung der durch die Re-

gulierungsbehörden überwachten Kompetenzen auf die Netzbetreiber ein Großteil der Regulie-

rung seine Wirkung bei der konventionellen Erzeugung und im Stromnetz entfaltet. Vor dem 

Hintergrund des Engpassmanagements als Instrumentenpool im Spannungsfeld zwischen die-

sen beiden Politikfeldern sollte jedoch auch die effektivere Regulierung der regenerativen Er-

zeugung sowie der Stromverbraucher in den Fokus gerückt werden. Erste Ansätze sind zwar 

erkennbar, doch bleibt die weitsichtige und ressortübergreifende prozedurale Steuerung, mittels 

derer alle Akteure und Faktoren gleichermaßen zu einem zielorientierten Verhalten bewegt 

werden und dessen Ziel in einem bestimmten Bereich des Spannungsfelds zwischen Versor-

gungssicherheit, umweltpolitischen Zielen und Preisgünstigkeit definiert werden muss, leider 

aus.  

                                                           
620  Vgl. Kap. 5.5.3) der vorliegenden Arbeit. 
621  Vgl. Kap. 5.3.4) der vorliegenden Arbeit. 
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Offensichtlich ist, dass die Kosten für die Bewirtschaftung weiter anstiegen und der Bedarf an 

Erzeugungsregelung durch die Netzbetreiber nicht abnehmen wird. Das derzeitige System ist 

jedoch von zunehmender Komplexität und von punktuellen politischen Steuerungsaktivitäten 

weit jenseits einfacher und indirekter prozeduraler Vorgaben geprägt, dass selbst die in jüngerer 

Vergangenheit erlassenen Mantelgesetzte nur in ihren Ansätzen für klare Strukturen und effek-

tive Abstimmung zwischen den unterschiedlichen regulierungsrechtlichen Grundlagen sorgen.  

Insgesamt zeigt allerdings die vergangene sowie derzeitige und sehr gute Netzstabilität in 

Deutschland vor allem in Verbindung mit den umweltenergiepolitischen Zielen der Bundesre-

gierung in Bezug auf den Ausbau der Onshore-Windenergie, dass die Regulierung greift und 

hinsichtlich ihrer Zielerreichung effektiv ist. Die Zielerreichung hinsichtlich ihrer Effizienz und 

vor allem Kostengünstigkeit zu beurteilen, dürfte jedoch weitaus schwerer fallen. Auf der einen 

Seite greift der Staat mit immer mehr Detailregulierungen in diesen Bereich ein, auf der anderen 

Seite erfolgt zudem ein deutlich erhöhter Aufwand hinsichtlich der Gewährleistung der Netz-

stabilität und Transparenzpflichten.  

 

9.3.2)  Alternativen zum Einspeisemanagement 

Zwar hat der Gesetzgeber sich eindeutig für das EinsM als Hauptinstrument für die temporäre 

Kompensation von Netzengpässen in Bezug auf Onshore-Windenergieanlagen entschieden. 

Doch soll an dieser Stelle auch erwähnt werden, dass es sich hierbei keineswegs um ein gänzlich 

alternativloses Instrument handelt. Es besticht in Form eines technischen Abregelungs- oder 

Abschaltvorgangs der einspeisenden Erzeugungsanlage durch Simplizität. Allerdings handelt 

es sich im Endeffekt und aus wohlfahrtsökonomischer Perspektive um eine Vergeudung poten-

ziell erzeugter elektrischer Energie.  

Durch den zunehmenden Einzug der Informationstechnologie in den Bereich der Stromnetzbe-

wirtschaftung werden zukünftig auch die Lasten, also die Stromverbraucher, flexibler reagieren 

können. Insbesondere Speichertechnologien können in Deutschland auf unterschiedlichste 

Weise als steuerbare Lasten, die sich zu Starkwindzeiten aufladen und die Energie zu Schwach-

windzeiten einspeisen, als Möglichkeit zur Abregelung in der jeweiligen Region herausstellen. 

Dabei bilden Speicher dann sowohl steuerbare Lasten ab wie auch steuerbare Einspeisung, 

wenn sie ihre Energie wieder einspeisen und übernehmen damit in begrenztem Rahmen die 
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Aufgaben von konventionellen Reservekraftwerken. Es existieren verschiedenste Speichertech-

nologien, die hier nicht vollumfänglich geschildert werden sollen. Einerseits bestehen bereits 

Batteriespeicher unterschiedlichster Größe und Technologie, die hohe Investitionskosten im 

Verhältnis zur Speicherleistung aufweisen, jedoch sehr kurzfristig und flexibel Strom aufneh-

men und abgeben können.  

Weiterhin existieren in Deutschland ca. 30 Pumpspeicherkraftwerke mit einer kumulierten 

Leistung von ca. 7 000 MW.622 Diese vorwiegend im südlichen Raum angeordneten Pumpspei-

cher zeigen sich jedoch zunehmend trotz des Speicherbedarfs als unrentabel, da auf der einen 

Seite die Erzeugung aus Wind- und Solarenergie äquivalent zu den hohen Stromverbräuchen, 

nämlich tagsüber verläuft. Auf der anderen Seite müssen Speicher auch Netzentgelte für den 

aufgenommenen Strom entrichten, was gerade in windenergielastigen Regionen zu hohen Kos-

ten führt. Vor allem der Alpenraum ist aufgrund des natürlichen Höhenprofils in den Fokus für 

die weitere Errichtung von Pumpspeicherkapazitäten gerückt, was Deutschland, Österreich und 

die Schweiz im Jahr 2012 mit einer gemeinsamen Konzept zum Ausdruck brachten.623 Ver-

bindliche Zielsetzungen mit konkreten Kapazitäten bleiben jedoch bisher aus. Neben dem Al-

penraum werden auch skandinavische Potenziale erkannt, die eventuell in den nächsten Jahren 

mittels europäischer Strategien synergetisch genutzt werden könnten.  

Zukünftig wird das Gros der innerdeutschen Speicherleistung im Verkehrssektor gesehen:624 

Dies kann beispielsweise durch eine erhöhte Anzahl an Elektroautos erreicht werden, die tags-

über an die Ladestationen angeschlossen sind und somit Überkapazitäten aufnehmen. Auch die 

Power-to-Gas-Technologie, bei der mittels Wasserelektrolyse aus dem eingespeisten Strom ein 

Brenngas erzeugt wird, das einen Verbrennungsmotor antreiben kann, bildet eine vielverspre-

chende Alternative. Insgesamt sind diese Technologien jedoch nicht weit verbreitet und leisten 

damit noch keinen entscheidenden Beitrag zur Verhinderung von Netzengpässen. Der Gesetz-

geber fokussiert weiterhin Flexibilisierungsmechanismen, wie das Engpassmanagement mit 

Redispatchmaßnahmen und dem nachgeschalteten Einspeisemanagement, anstatt in groß ange-

legten Infrastrukturprogrammen strukturelle Voraussetzungen aus Verbrauchsperspektive zu 

schaffen.  

                                                           
622  Internetquelle: welt.de – Absurde Regelung verhindert neue Ökostrom-Speicher vom 12.08.2015. 
623  Vgl. Konrad-Adenauer-Stiftung e.V. 2014, S. 30 f. 
624  Internetquelle: AGORA – Studie: Stromspeicher in der Energiewende, S. 11 ff. 



 

  

208

Hier zeigt sich, dass bevorzugt bereits bekannte und der Regulierung unterliegende Politikbe-

reiche weiter ausdifferenziert und mit zunehmend direkten Implementationen gesteuert werden, 

anstatt neue Felder zu eröffnen, die einer grundlegenden Steuerung in einem wettbewerbsför-

dernden Sinne unterzogen werden könnten. Zukünftig wird ebenfalls die Flexibilisierung der 

Lasten im o. g. Kontext und vor dem Hintergrund intelligenter Netze an Bedeutung gewinnen 

müssen, da hierdurch Verbrauchspotenziale genutzt werden, statt Ausfallarbeit zu erzeugen und 

den weiterhin bestehenden Strombedarf mit konventionellen Kapazitäten zu decken.625 Dies 

führt selbstverständlich durch aufwendigeres Messwesen und komplexere Eingriffsmechanis-

men zu erhöhtem Aufwand bei den Netzbetreibern, beteiligt insofern jedoch beide Seiten des 

Netzes, die Erzeugung und den Verbrauch.  

Einen interessanten Vergleich zwischen den Kosten von Speichertechnologien im Gegensatz 

zum Netzausbau liefert eine Studie der RWTH Aachen626 aus dem Jahr 2011. Hier wurde für 

einen Onshore-Windpark mit einer Leistung von 10 MW vor dem Hintergrund auftretender 

Leitungsengpässe im Umfang von 2 MW berechnet, dass ein Batteriespeicher (Natrium-Schwe-

fel-Batterie) Kosten von 5,4 bis 19,1 ct/kWh und ein adäquater Netzausbau lediglich Kosten 

von 2,2 ct/kWh verursachen würde.627 Bei dieser Analyse wurde zugunsten des Batteriespei-

chers eine Nutzungsdauer von 20 Jahren angesetzt. Da ein Stromnetz deutlich längere Nut-

zungsdauern von mindestens 40 Jahren aufweist, würde sich bei langfristigeren Berechnungen 

der Vorteil des Netzausbaus noch einmal verdeutlichen. Energiespeicher bieten also in be-

stimmten Fällen eine sinnvolle Alternative, wobei auch stark nach Speichertechnologie und 

Umfang der zu speichernden Strommenge differenziert werden muss.  

Für größere und häufig auftretende Energiemengen, die zu Netzengpässen führen, bildet allein 

der Netzausbau die strukturelle und technisch sinnvolle Lösung. Auch die verhaltene Vorge-

hensweise des deutschen Gesetzgebers in Bezug auf Speichertechnologien oder die Elektromo-

bilität, welche zum Großteil durch fehlende Ladesäuleninfrastruktur ausgebremst wird, zeigt, 

dass dieses Thema keinen hohen Stellenwert auf der politischen Agenda einnimmt. Es bleibt 

abzuwarten, ob sich bezüglich der politischen Steuerung im Bereich der zunehmenden Netz-

engpässe Veränderungen zugunsten eines vielfältigeren Angebots an Technologien zur Bewirt-

                                                           
625  Vgl. Kap. 4.4.2) der vorliegenden Arbeit. 
626  Rheinisch-Westfälische Technische Hochschule Aachen. 
627  Vgl. Konrad-Adenauer-Stiftung e.V. 2014, S. 32. 
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schaftung und Nutzung von Überkapazitäten erkennen lassen werden, um somit einer kosten-

intensiven und volkswirtschaftlich ineffizienten Abregelung von Erzeugungsanlagen durch das 

Engpassmanagement vorzubeugen. 

 

9.4) Regionale Dimension der Engpassbewirtschaftung 

Die Analyse der zwei Politikfelder ,Onshore-Windenergie‘, ,Stromnetze‘ und die Untersuchung 

des Instruments der innerdeutschen Engpassbewirtschaftung haben vor dem Hintergrund der 

eingesetzten Steuerungsinstrumente und der empirischen Entwicklung das Bild eines zuneh-

mend aktiveren Staats herausgestellt. Das Spannungsfeld seiner Zielsetzungen von Versor-

gungssicherheit und Preisgünstigkeit vor dem Hintergrund der umweltpolitischen Zielsetzun-

gen, die mit dem Zubau regenerativer Erzeugungskapazitäten umgesetzt werden, bildet die 

Grundlage für das derzeitige Instrumentarium. Seit dem Jahr 2011 versucht der Gesetzgeber 

verstärkt mithilfe wettbewerblicher Verfahren und Instrumente den in der Vergangenheit er-

heblich geförderten Bereich der Onshore-Windenergie zu regulieren und die Kosten, welche 

sich vornehmlich in der EEG-Umlage widerspiegeln, somit zu deckeln. Dass dabei über Jahre 

eine asymmetrische Regulierung zugunsten der Windenergie und zum Nachteil der Stromnetze 

stattfand, konnte herausgestellt werden.  

Zunehmend rückt bei dem stark ansteigenden Aufkommen von Redispatch- und Einspeisema-

nagementmaßnahmen in Verbindung mit der Vorhaltung von dafür benötigten konventionellen 

Reservekapazitäten die Versorgungssicherheit in den Vordergrund. Die umweltpolitische Ziel-

setzung, die als ausschlaggebender Grund für die gesamte Energiewende angesehen werden 

kann, verliert an Priorität, was an der aktiven Verlangsamung des Zubaus der Onshore-Wind-

energie mit dem EEG 2014 und dem EEG 2017 zu erkennen ist. Die Versorgungssicherheit ist 

in Deutschland als sehr gut zu bezeichnen, jedoch nehmen die Eingriffe der Netzbetreiber in 

die Fahrpläne der Erzeugungsanlagen stark zu, was zukünftig zumindest das Potenzial der Ver-

schlechterung birgt. Vor dem Hintergrund der derzeitigen Eingriffe rückt auch bei der zuneh-

menden Etablierung von wettbewerblichen Mechanismen die Preisgünstigkeit in den Hinter-

grund. Der unzureichende Netzausbau, der planungsrechtlich in die Kompetenz des Bundes 

gestellt wurde und ungeachtet erheblicher Verfahrensverschlankungen zum Nachteil von An-

wohnern und Umwelt nur schleppend vorankommt, bildet das befristende Element für weitere 

Engpassbewirtschaftungsmaßnahmen.  
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Insbesondere drängten sich während der Analyse in allen Bereichen regionale Faktoren in den 

Fokus, die bei der bundesweiten Steuerung nahezu vollständig ausgeklammert werden. Der Zu-

bau der Onshore-Windenergie bewirkte eine Einspeisung entgegen der früheren Transportrich-

tung der elektrischen Energie im Stromnetz, nämlich von der niedrigen in die hohe Spannungs-

ebene, da der erzeugte Windstrom im Gegensatz zur Annahme der vermiedenen Netznutzungs-

entgelte nicht erzeugungsnah, also innerhalb desselben Verteilnetzes, verbraucht wird. Der Zu-

bau der Windenergie richtet sich zum Großteil nach den meteorologischen Faktoren in Form 

des Windaufkommens, woran auch die Ausweisung von Netzausbaugebieten im neuen EEG 

2017 nichts ändern wird.  

Zwar ist in jüngerer Zeit eine schrittweise Verlagerung des Onshore-Windenergiezubaus in 

mittel- und süddeutsche Regionen zu beobachten. Dieser Entwicklung wird der Umstand, dass 

die norddeutsche Stromerzeugung den norddeutschen Stromverbrauch zum Jahr 2020 um bis 

zu 148 Prozent übersteigen wird,628 jedoch nicht ebenbürtig gegenüberstehen. Die fünf Bun-

desländer mit der bundeweit höchsten installierten Leistung befinden sich eindeutig in Nord-

deutschland und erstrecken sich teilweise in mittlere Regionen: So bildet Niedersachsen Ende 

des Jahrs 2016 mit einer installierten Onshore-Windenergieleistung von 9 324 MW den Spit-

zenreiter, gefolgt von Schleswig-Holstein (6 449 MW) und Brandenburg (6 337 MW), welche 

beide eine nahezu gleichwertige installierte Leistung aufweisen. Es folgen Sachsen-Anhalt mit 

4 914 MW und Nordrhein-Westfalen mit 4 604 MW.629 Im Vergleich zeigen sich Thüringen 

mit 1 333 MW und Hessen mit 1 703 MW weit abgeschlagen. Das Bundesland Bayern weist 

hingegen in den letzten vier Jahren eine sehr dynamische Zubauentwicklung auf, weshalb dort 

zum Ende des Jahrs 2016 ca. 2 233 MW Onshore-Windenergieleistung installiert sind.  

Trotzdem ist bundesweit ein eindeutiges Nord-Süd-Gefälle zu konstatieren, für welches der 

Gesetzgeber im Kontext eines gegenläufigen Stromverbrauchsgefälles gemäß der bisherigen 

Analyse keine wirksame Gegenstrategie bereitstellen konnte. Der allgemeine Trend zu einem 

südlichen Zubau geht zwar teilweise aus planungsrechtlicher Privilegierung von WEA und dem 

Referenzertragsmodell hervor, mit dem der Gesetzgeber Anlagen an windschwächeren Stand-

orten, wie beispielsweise in Mittel- und Süddeutschland, mittels höherer Förderung den Anla-

gen in Norddeutschland gleichstellt. Diese Steuerung kann jedoch in ihrem Ausgleichssinne 

nur als passiv und angleichend bezeichnet werden und bietet keineswegs den Lösungsansatz 

                                                           
628  Vgl. König 2013, S. 53 f. 
629  Vgl. Internetquelle: BWE – Windenergie installierte Leistung Bundesländer. 
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einer stringenten Zubauverlagerung gemäß des Strombedarfs. Vielmehr ist der steigende Zubau 

in mittel- und süddeutschen Regionen der technologischen Weiterentwicklung hin zu schwach-

windoptimierten Anlagen mit hoher Nabenhöhe und großem Rotor zuzuschreiben, um damit 

auch im Binnenland auskömmliche Erträge zu erzielen.630  

Der Zubau verlagert sich also nicht maßgeblich, sondern nimmt eher aufgrund der optimierten 

Technologie auch im Süden zu. Es können also fehlende regionale Anreize und fehlende räum-

lich Steuerung konstatiert werden, denen der Gesetzgeber erstmals im EEG 2017 mit der Zu-

bauobergrenze in Netzausbaugebieten begegnet.631 Die Verknüpfung der bisher strikt vonei-

nander getrennten rechtlichen Grundlagen im Bereich der Onshore-Windenergie und dem Netz-

ausbau mittels der Netzausbaugebiete oder eines Ausbaukorridors für den zukünftigen Wind-

energiezubau muss aus Sicht der politischen Steuerung als Schritt in die richtige Richtung ge-

wertet werden, auch wenn der Systemwandel klein ausfällt, um den verschiedenen politischen 

Zielsetzungen nicht zu widersprechen. Ein effektives Ineinandergreifen dieser Zielsetzungen 

würde eine offizielle Priorisierung der Zielsetzungen durch den Gesetzgeber zu Folge haben, 

die sich derzeit nur indirekt ableiten lässt.  

Der derzeitige Stand des Netzausbaus geht trotz zahlreicher Beschleunigungsrichtlinien nur zö-

gerlich voran und scheitert vielerorts auch am Widerstand der Bevölkerung, wie das Beispiel 

der Stromtrasse Südlink zeigt:632 Nach zahlreichen Protesten gegen die hauptsächlich als Frei-

leitung mit negativen Effekten auf das Landschaftsbild geplante Stromtrasse wurde Mitte des 

Jahrs 2015 entschieden, einen Großteil der Trasse als deutlich kostenintensiveres Erdkabel zu 

verlegen und trotzdem werden die Proteste nicht geringer. Es zeichnet sich auch für die Strom-

trassen das mittlerweile verbreitete Bild von verzögerten Großprojekten in Deutschland ab, 

welches medial schon aus unterirdischen Bahnhöfen oder Hauptstadtflughäfen bekannt ist.  

Neben dem BBPlG, welches den Netzausbau auf Grundlage der Bedarfsanalyse durch die Netz-

betreiber i. V. m. der Regulierungsbehörde ermittelt, existieren verschiedenste Studien zum Be-

darf des Ausbaus auf Übertragungs- und Verteilnetzebene, die in ihren Ergebnissen zu Teilen 

signifikant voneinander abweichen. In einer Publikation der Konrad-Adenauer-Stiftung e.V. 

werden die Ergebnisse dieser Analysen übersichtlich aufgelistet und weisen neben den indivi-

duellen Abweichungen eine Gemeinsamkeit auf: Ab dem Jahr 2020 nimmt der Ausbaubedarf 

                                                           
630  Vgl. Erfahrungsbericht 2014 gem. § 65 EEG, S. 14 f. 
631  Vgl. Kap. 2.3.8) der vorliegenden Arbeit. 
632  Internetquelle: faz.net – Stromtrasse Südlink. Das verbuddelte Ärgernis. Vom 13.03.2016. 
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insbesondere im Segment des Übertragungsnetzes durch den steigenden Anteil an erneuerbaren 

Energien einen beachtlichen Umfang an. Der Umfang schwankt von 2 800 km bis 3 900 km in 

den Studien und beträgt im Netzentwicklungsplan 2013 sogar 8 500 km.633 Auch in Bezug auf 

das deutsche Verteilnetz weisen die Studien eine große Streuung auf, die sich je nach Bezugs-

jahr zwischen 159 000 km und 380 000 km bewegt.634 Zudem wird für das Verteilnetz, welches 

die Hauptanschlussebene für die Onshore-Windenergie darstellt, ein Investitionsbedarf von 

27,5 bis 42,5 Mrd. Euro prognostiziert.635 Ableitbar ist hieraus jedoch allgemein ein erheblicher 

Zubaubedarf. Betrachtet man neben dem allgemeinen Bedarf an Leitungskapazitäten die geo-

graphische Ausrichtung der Leitungsvorhaben des BBPlG,636 so ist schnell zu erkennen, dass 

der Gesetzgeber die Nord-Süd-Problematik begriffen und planerisch umgesetzt hat. Hier ist 

also sehr wohl der regionale Faktor als Planungsbasis eingeflossen. Der Netzausbau folgt somit 

dem Windenergiezubau. Dabei eröffnet gerade die regionale Perspektive mit den vielen daraus 

resultierenden Kosten dieser derzeitigen Priorisierung, dass eine Veränderung Vorteile bergen 

kann.  

Bereits die bestehende Fachliteratur erkennt die volkswirtschaftlichen Ineffizienzen, die aus 

den unterschiedlichen unternehmerischen Strategien zwischen Netzbetreibern und Betreibern 

von Onshore-Windenergieanlegen in Bezug auf die Standortwahl ihrer Investitionen resultie-

ren. Klar erkennbar und durch den Gesetzgeber mittels umweltpolitischer Zielsetzungen be-

gründet, ist der Vorrang der regenerativen Erzeugungsleistung. Jedoch werden durch die kon-

sequent umgesetzte Liberalisierung Vorteile vertikal integrierter Energieversorger insoweit 

aufgehoben, dass die für den Netzausbau hauptverantwortlichen Akteure, nämlich die Betreiber 

erneuerbarer Energien nicht für die Folgen ihrer Standortentscheidungen verantwortlich sind, 

indem sie von den Kosten des Netzausbaus gänzlich entlastet werden. Durch die Sozialisierung 

der Kosten über die Netzentgelte, die jedoch auch zu keiner konsequent und bundesweit ein-

heitlichen Belastung aller Verbraucher führt, werden weiterhin die Standorte von regenerativen 

Erzeugungsanlagen ohne eine vorherige Bemessung der Netzausbaukosten geplant.637  

 

                                                           
633  Vgl. Konrad-Adenauer-Stiftung e.V. 2014, S. 36. 
634  Vgl. Kap. 4.4.2) der vorliegenden Arbeit. 
635  Vgl. Hebeler 2014, S. 31. 
636  Vgl. Kap. 4.3.6.3), sowie Abbildung 8 der vorliegenden Arbeit. 
637  Vgl. Steger 2008, S. 155 f. 
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Einführung einer ,EE-Regionalkomponente‘ 

Als Vorschlag aus den bisherigen Erkenntnissen soll hier die nicht gänzlich neue Idee, die 

Stromerzeugung an den Netzkosten zu beteiligen und somit ihren Ausbau regional zu steuern, 

eingebracht werden. Diese Untersuchung setzt sich für eine ,EE-Regionalkomponente‘638 ein, 

die im Wesentlichen auf dem Gedanken der ,G-Komponente‘639 beruht, welche schon im Be-

richt der Monopolkommission diskutiert wurde.640 Durch ein von allen Stromerzeugern zu ent-

richtendes Entgelt sollten Anreize zur Netz- und Systemdienlichkeit hinsichtlich der Standort-

wahl bei der Anlagenerrichtung geschaffen werden. In Großbritannien und Schweden existieren 

bereits seit längerem Formen dieser G-Komponente. Wurde die G-Komponente noch im Koa-

litionsvertrag des Jahrs 2013 von CDU, CSU und SPD fixiert, so fand sie bereits im Weißbauch 

,Ein Strommarkt für die Energiewende‘ im Jahr 2015 keine Erwähnung mehr. Im Folgenden 

soll aufgrund der bisherigen Untersuchungsergebnisse die ,EE-Regionalkomponente‘ nach dem 

Vorbild der ,G-Komponente‘ des Sondergutachtens der Monopolkommission diskutiert wer-

den, um für die erkannten Problemstellungen Auswege mit speziellen Steuerungsinstrumenten 

zu finden. 

Wie bereits erwähnt, steuert der Gesetzgeber zwar den Netzausbau seit längerem, jedoch den 

Zubau der Onshore-Windenergie nur neuerdings und in sehr geringem Maße anhand geogra-

phischer Maßstäbe. Dabei sind diese geographischen Faktoren vor dem Hintergrund einer Di-

vergenz zwischen den Verbrauchs- und den Erzeugungsstandorten von zunehmender Bedeu-

tung, insbesondere da der Netzausbau diese Entwicklung nicht aufzufangen vermag. Es sei 

schon an dieser Stelle erwähnt, dass sich das erörterte Instrument nur auf die noch zuzubauen-

den Analgen auswirken würde und die vorliegende Arbeit die konventionellen Anlagen bewusst 

ausklammert, da das Hauptproblem auch durch die erneuerbaren Energien verursacht wird. Zu-

dem ist die Aussagekraft begrenzt, da im vorliegenden Rahmen lediglich eine Technologie auf 

ihre speziellen Eigenschaften und Steuerungsmechanismen hin untersucht wird, nämlich die 

Onshore-Windenergie. Es wird davon ausgegangen, dass die ,EE-Regionalkomponente‘ ihre 

Effekte in ebenbürtiger Weise bei weiteren regenerativen Erzeugungstechnologien erzielen 

würde.  

                                                           
638  Erneuerbare-Energien-Regionalkomponente (im Gutachten der Monopolkommission als Begriff bereits ver-

wendet, jedoch kaum ausdifferenziert). 
639 Generation-Komponente: Ein erzeugerseitiges Netzentgelt. 
640  Vgl. Internetquelle: Monopolkommission: Sondergutachten 71 gem. § 62 Abs. 1 EnWG, S. 99 ff. 
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Die Beteiligung der Erzeugung an den Netzkosten bringt eine neue Dimension in das Politik-

feld, da sie bisher gem. § 15 Abs. 1 S. 3 Strom NEV ausgeschlossen ist. In Deutschland werden 

die Netzkosten lediglich durch die Netznutzer, welche sich immer als Strombezieher darstellen, 

getragen. Eine Änderung würde mehrere Vorteile mit sich bringen: Durch die Kostenbeteili-

gung der Onshore-Windenergie an den Netzkosten ließe diese sich regional steuern und damit 

in verbrauchsnahe Regionen oder Gebiete mit wenigen Netzengpässen verlagern. Da Netzeng-

pässe im Zuge ihrer Bewirtschaftung mittels EinsM und daraus resultierenden Entschädigungs-

zahlungen i. H. v. mindestens 95 Prozent der entgangenen Einnahmen keine beachtenswerten 

negativen Wirkungen auf die Erträge der Onshore-WEA haben, fließen sie nicht in das Kalkül 

der Anlagenbetreiber ein, was als negativer Effekt des durch den Liberalisierungsprozess ent-

wickelten Unbundlings betrachtet werden kann. Eine völlige Entkopplung von Erzeugung und 

Transport führt beim Gut Strom, welches zwangsweise auf eine Infrastruktur mit hohen Inves-

titionskosten angewiesen ist, zwangsweise zu Ineffizienzen, wenn die staatliche Regulierung 

Defizite aufweist.  

Es würde also ein regional unterschiedliches und je nach Netzbeschaffenheit kalkuliertes Ent-

gelt verlangt werden, um den Zubau zu regulieren und in Regionen mit höherem Bedarf zu 

verschieben. Dieses Entgelt sollte nicht als leistungsbasierte Einmalzahlung, im Sinne der G-

Komponente angelegt werden, da die eingespeiste Leistung der Onshore-Windenergie stark 

schwanken kann und von meteorologischen Faktoren abhängt. Eine angemessene Kalkulation 

würde sich schwierig gestalten. Eine Zahlung anhand der eingespeisten Strommenge, also ein 

arbeitspreisbasierter Ansatz, verspricht hier genauere und gerechtere Steuerungsmöglichkeiten. 

Dabei sollte auch die potenziell eingespeiste Strommenge im Falle des EinsM mit diesen Kos-

ten belegt werden, damit Anlagenbetreiber hier keine Vorteile aufgrund von Abregelungen ent-

halten. Prinzipiell sollte die Abgabe pro kWh in Gebieten mit vielen Engpässen, einer hohen 

Dichte an WEA und niedrigen Stromverbräuchen höher sein, als in Gebieten mit umgekehrten 

Bedingungen. Zudem muss die Regelung einer EE-Regionalkomponente für Neuanlagen gelten 

und bestehende oder in Planung befindliche Anlagen aus Schutzgründen ausklammern. Zur 

Höhe der EE-Regionalkomponente müssen vorher eingehende Untersuchungen durchgeführt 

werden, die folgende Parameter berücksichtigen:  

• aktuelle Daten zur Netzbeschaffenheit und der geplanten Entwicklung des Netzes;  

• aktuelle Daten zu Regionen mit Engpassbewirtschaftung; 

• aktuelle Daten zu den Netzentgelten in der jeweiligen Region; 
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• aktuelle Daten zu derzeitigen und geplanten Standorten von Onshore-Windenergiean-

lagen und deren Einspeiseleistung; 

• Abschätzung des Windaufkommens sowohl geographisch als auch zeitlich; 

• aktuelle und regionenscharfe Berechnungen des derzeitigen und zukünftigen Strom-

verbrauchs; 

• derzeitiger Bestand an konventioneller Erzeugung und deren Entwicklung; 

• derzeitiger Bestand und zukünftige Entwicklung weiterer regenerativer Erzeugungs-

technologien. 

Die möglichst exakte Erhebung dieser Daten ist zwar sehr aufwändig, jedoch unerlässlich, um 

eine EE-Regionalkomponente einzuführen und regulatorisch einen angemessenen Preis zu be-

stimmen, der weder zu hoch ist und den Ausbau der Onshore-Windenergie über die Maßen 

ausbremst, noch zu niedrig ist und somit das räumliche Steuerungspotenzial verschwendet. 

Wahrscheinlich müssten die Daten in jedem Jahr aktualisiert werden und auch ein zeitlich eng 

getaktetes Monitoring die Steuerungseffekte ex post überwachen. Neben der Erhebung der o. g. 

Parameter muss der Gesetzgeber zudem festlegen, wie er die Onshore-Windenergie aus um-

weltpolitischer Sicht in Deutschland und in Abstimmung mit weiteren regenerativen Erzeu-

gungstechnologien ausbauen möchte. Dabei spielen auch soziale Kosten, wie sie beispielsweise 

durch die Beeinflussung des Landschaftsbilds hervorgerufen werden, eine entscheidende Rolle.  

Sind alle Parameter festgelegt, muss der Gesetzgeber bundesweit Regionen mit unterschiedlich 

hoher EE-Regionalkomponente ausweisen und diese auch transparent veröffentlichen, damit 

Investoren diese Kosten zur Grundlage ihrer Entscheidung machen können. Dabei sollte das 

System der EE-Regionalkomponente nach dem Vorbild der G-Komponente641 kostenneutral 

ausgestaltet werden. In Regionen mit hohem Verbrauch und keinen Netzengpässen sollte sie 

negativ ausfallen, also einen Bonus für den Anlagenbetreiber darstellen, der seine Anlage dort 

errichten möchte. Finanziert wird dieser Bonus durch Anlagenbetreiber, die ihre Anlagen in 

Regionen mit geringem Stromverbrauch und geringer Netzkapazität errichten, da die EE-Regi-

onalkomponente für sie eine Abgabe darstellt. Dieses Grundprinzip ließe sich in unterschiedli-

cher Intensität und je nach regionaler Anforderung staffeln.  

                                                           
641  Siehe oben. 
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Auch kann das bisher bestehende Referenzertragsmodell, welches den Zubau von Onshore-

WEA an windschwachen Standorten ausgleichend fördert642, durch die EE-Regionalkompo-

nente substituiert werden, da sie ein wesentlich genaueres Steuerungsinstrument darstellt. Die 

Problematik der vermiedenen Netznutzungsentgelte würde gleich in doppelter Hinsicht verbes-

sert: Blieben sie bestehen, so würde die EE-Regionalkomponente die Netzentgelte angleichen, 

indem sie dafür sorgt, dass der Zubau von Windenergieleistung wirklich verbrauchsnah erfolgt 

und die starken Unterschiede in den regionalen Netzentgelten angeglichen werden. Anderer-

seits können die vermiedenen Netzentgelte gleichsam abgeschafft werden, da sie erstens dem 

regulierungsrechtlichen Grundgedanken ihrer Erschaffung in der Praxis widersprechen643 und 

der Effekt der Schonung übergeordneter Netzebenen bei verbrauchsnaher Erzeugung auch 

durch eine diesbezügliche Ausgestaltung der EE-Regionalkomponente kompensiert werden 

kann.  

Auch hinsichtlich des Aufkommens von wettbewerblicheren Verfahren kann die EE-Regional-

komponente unterstützend wirken. Vor allem in Bezug auf die neuen Ausschreibungsverfahren 

kann sie sogar erleichternd wirken, da sie durch ihre regionale Auslegung regionenspezifische 

Ausschreibungen überflüssig macht. Stattdessen können regionale Faktoren mithilfe der EE-

Regionalkomponente automatisch in bundesweiten und einfacher strukturierten Ausschreibun-

gen beachtet werden.644  

Insgesamt bildet die EE-Regionalkomponente damit ein Instrument der indirekten Steuerung 

ab, welches mit finanziellen Anreizen die Windenergielandschaft räumlich strukturieren und 

somit Netzengpässen vorbeugen kann. Auch der Netzausbau könnte somit in gewissen Grenzen 

minimiert werden, sollte jedoch mittelfristig trotz einer Regionalkomponente mit erhöhtem 

Tempo fortgeführt werden. Leider kann diese Arbeit nicht das tatsächliche Potenzial der einge-

sparten Kosten durch eine effektive EE-Regionalkomponente abschätzen. Es bleibt jedoch un-

benommen, dass hierdurch auf vielen Ebenen positive Effekte erzielt werden, die zu erhebli-

chen Kosteneinsparungen führen können, ohne das Risiko von steigenden Kosten zu bergen. 

Auch aus steuerungspolitischer Sicht kann die EE-Regionalkomponente sich sehr gut in das 

bestehende Regelungs- und Steuerungssystem eingliedern, ohne Zielsetzungen zu gefährden 

oder Widersprüche hinsichtlich der Steuerungsmechanismen zu verursachen. Sie kann sogar 

                                                           
642  Vgl. Kap 2.3.3) der vorliegenden Arbeit. 
643  Vgl. Kap. 9.2.1.2) der vorliegenden Arbeit. 
644  Vgl. Internetquelle: Monopolkommission: Sondergutachten 71 gem. § 62 Abs. 1 EnWG, S. 105. 
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bestehende Steuerungsinstrumente kompensieren und somit zu einer Verschlankung des Regu-

lierungsrechts beitragen: Die Vielzahl und die parallele Existenz der Steuerungsinstrumente im 

betrachteten Untersuchungsfeld wird in der Fachliteratur bereits als politischer und legislativer 

Normalzustand beschrieben. Die Genese dieses Zustands wird in erster Linie auf das Hinzufü-

gen von ökonomischen und informationsbasierten Instrumenten in der jüngeren Vergangenheit 

zu bis dato bestehenden und primär ordnungsrechtlich ausgerichteten Instrumenten zurückge-

führt.645 Neben der angesprochenen regulierungsrechtlichen Verschlankung birgt die EE-Regi-

onalkomponente das Potenzial, die bestehenden Politikfelder Onshore-Windenergie und Strom-

netz näher zusammenzuführen und die Steuerungsmechanismen zentralisiert wirken zu lassen.  

Nachteile ergeben sich vor allem vorab in der sehr aufwändigen Festlegung der benötigten Pa-

rameter646, die für eine effektive Steuerung mittels interdisziplinärer wissenschaftlicher Unter-

suchungen erarbeitet werden müssen. Zudem bildet die Fixierung und transparente Offenlegung 

der regional spezifischen Höhe der EE-Regionalkomponente in Abhängigkeit vom erwarteten 

Anlagenzubau eine große Herausforderung. Insbesondere in der zwar sehr exakten arbeitspreis-

bezogenen Ausgestaltung werden in regelmäßigen Zeitabständen und nach einer Ex-post-Wir-

kungsanalyse sowie der Neubewertung der Parameter in aufwändigen Untersuchungen die Hö-

hen der jeweiligen regionalen Entgelte neu berechnet werden müssen. Doch scheinen bei allem 

Aufwand die Vorteile zu überwiegen, da eine Entschärfung des stark zunehmenden Engpass-

managements und gar eine gewisse Begrenzung des Netzausbaus wesentlich mehr Kosten ein-

sparen, als die benötigten Untersuchungen verursachen würden. Vor der Implementierung der 

EE-Regionalkomponente scheint es angesichts bisheriger Erfahrungen äußerst angebracht, alle 

betroffenen Akteure zu konsultieren, um somit unbedachte Effekte aufzuspüren. Auch die Wir-

kung auf den zunehmend verwachsenen europäischen Binnenmarkt muss dabei eine Beachtung 

vor dem Hintergrund Deutschlands als Stromtransitland Europas finden. 

                                                           
645 Vgl. Rodi 2012, S. 374 f. 
646  Siehe oben. 
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10) Schlussbetrachtung 

Die vorliegende Arbeit fokussierte ein sehr aktuelles Thema aus dem Bereich der Energiewirt-

schaft und versuchte dieses unter der Kategorisierung von politischen Steuerungsmechanismen 

und Gesetzeswirkungen retrospektiv zu analysieren. Die dazu gewählte Einteilung der Gesamt-

materie in die zwei Politikfelder ,Onshore-Windenergie‘ als determinierendem regenerativen 

Energieträger der heutigen Zeit, und ,Stromnetze‘ als unmittelbar betroffenem Infrastrukturbe-

reich vor dem Hintergrund abgeregelter Ausfallarbeit im Zuge des deutschen Engpassmanage-

ments, erwies sich als hilfreich, um diesen hochkomplexen und interdependenten Part der Ener-

giewende systematisch untersuchen zu können. Unter bewusster Reduktion des Einflusses von 

Akteuren konnten einige politische Steuerungsmechanismen eindeutig identifiziert und bewer-

tet werden.  

Insbesondere im Bereich der Windenergie an Land offenbarte sich eine, den Ausbau sehr be-

günstigende, Steuerung, welche auf legislativen Grundlagen beruhte, die im Wesentlichen mit-

tels prozeduraler Mechanismen wirkten. Der Gesetzgeber erschuf einen von wettbewerblichen 

Mechanismen entkoppelten Raum für Anlagenbetreiber, in welchem finanzielle Anreize und 

Förderstrategien der Preisregulierung mit legislativ über den Zeithorizont von 20 Jahren veran-

kerten Vergütungen die notwendige Investitionssicherheit für Investoren im Segment der jun-

gen Windenergietechnologie garantierten. Als begründender Umstand wurden umweltenergie-

politische Zielsetzungen angeführt, die eine Abkehr von konventionellen Erzeugungstechnolo-

gien zugunsten einer Reduktion von Treibhausgasemissionen oder Umweltbelastungen be-

stimmten und im jeweiligen EEG festgehalten wurden. Dabei sah der Wille des Gesetzgebers 

eine kontinuierliche Steigerung des Anteils regenerativer Stromerzeugung an der deutschen 

Gesamtstromerzeugung vor. Leider beschreibt der Gesetzgeber hier keine konkreten Zielvor-

gaben für die jeweilige Erzeugungstechnologie, weshalb die Aussagen der vorliegenden Arbeit 

bezüglich der Onshore-Windenergie eher zurückhaltend ausfallen müssen. Trotzdem kann an-

hand der allgemeinen Förderung regenerativer Energien, sowie durch die Betrachtung der spe-

zifischen und auf die Windenergieerzeugung an Land ausgelegten Steuerungsinstrumente eine 

Entwicklung konkludiert werden, die vor dem Hintergrund der determinierenden Rolle der 

Onshore-Windenergie eine angemessene Aussagekraft entfaltet. 
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Die Förderung mittels Preisregulierung in Form fester Vergütungen, die Anlagenbetreiber vom 

Gesetzgeber zugesichert bekommen, fußt auf der garantierten und vorrangigen Abnahme des 

EEG-Stroms durch den Netzbetreiber gem. § 8 EEG und der sich daran anschließenden Kos-

tenwälzung, die als EEG-Umlage bekannt ist. Es handelt sich folglich um keine klassische Sub-

ventionierung, sondern um eine Umlage, die über die Ebenen der Netzbetreiber auf die Ver-

braucher und Haushalte gewälzt wird. Die grundsätzlich aus Sicht von Windenergie-Anlagen-

betreibern als sehr förderlich zu bewertenden Steuerungsmechanismen führten zu einem sehr 

dynamischen Ausbau der Onshore-Windenergie, was sich in einer Steigerung der eingespeisten 

Strommenge von 187 Prozent in einem Zeitraum von zehn Jahren verdeutlicht.647 Im Laufe der 

Entwicklung nahm der Gesetzgeber verschiedene Novellierungen am EEG vor, und führte ins-

gesamt zunehmend wettbewerbliche Elemente in den vorher diesbezüglich isolierten Raum der 

Windenergiesteuerung ein. Mittels Anheben und Absenken der grundsätzlichen Vergütungshö-

hen wurde versucht, die Onshore-Windenergie angepasst an die jeweiligen politischen und 

wirtschaftlichen Entwicklungen zu fördern. Auch das Referenzertragsmodell wurde mehrfach 

verändert, indem es erst Anlagen an windschwachen Standorten im Binnenland gestaffelt för-

derte, zwischenzeitlich mit einer Untergrenze versehen wurde und im Zuge des EEG 2017 kom-

plett überarbeitet wurde, um den Anlagenzubau im Landesinnern attraktiver zu gestalten und 

somit die Konzentrationswirkung in Norddeutschland zu vermindern. Eine gezielte Steuerung 

bis in regionale Ebenen konnte durch dieses Instrument jedoch nie gewährleistet werden, da es 

eher auf den bundesweiten Ausgleich unattraktiver Standorte gegenüber den leistungsstarken 

Standorten an der Küste ausgerichtet war, wie die Analyse belegte.  

Mit dem Repowering wurde bis zum EEG 2012 ein Mechanismus hervorgebracht, der die be-

stehende Struktur von Altanlagen im Zuge einer Substitution durch die geringere Anzahl an 

Neuanlagen bei gleichzeitigem Leistungszuwachs in derselben Region strukturierte. Vom 

Repowering, welches mit einem zusätzlichen Bonus im Sinne der finanziellen Steuerung aus-

gestattet wurde, wurde reger Gebrauch gemacht. Der Gesetzgeber konnte damit in begrenztem 

Umfang die bisherige Windenergielandschaft angesichts der rasant ansteigenden Zubauzahlen 

strukturieren und einen ,Wildwuchs‘ eindämmen. Allerdings ist zu beachten, dass hier zwar auf 

die sozialen Kosten des Windenergiezubaus abgestellt wird, die sich in einer optischen Belas-

tung der Landschaft und Anwohnern sowie Beeinträchtigungen von Flora und Fauna saldieren, 

diese Abmilderung jedoch im direkten Vergleich zu den jeweiligen Jahreszubauzahlen und im-

mer größeren Dimensionen der Anlagen kaum tatsächliche Wirkung entfalten kann. Mit der 

                                                           
647  Vgl. Kap. 2.2) der vorliegenden Arbeit. 
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Abschaffung der Repoweringförderung im EEG 2014 reagierte der Gesetzgeber auf die Preis-

signale im Markt der Onshore-Windenergie, die einen Bonus obsolet erscheinen ließen.  

Mit dem EEG 2012 wurde die Abkehr von festen Vergütungssätzen zu Vermarktungspreisen, 

die sich an den Börsenstrompreisen orientieren, auf freiwilliger Basis und unter großzügigen 

Ergänzungszahlungen eingeläutet. Mit dem EEG 2014 wurde dieser elementare und wettbe-

werbliche Mechanismus für neue Anlagen verpflichtend und mündet seit dem EEG 2017 im 

Ausschreibungsverfahren, welches die Mengensteuerung unter wettbewerblichen Bedingungen 

etabliert.  

Mit dieser Entwicklung zeigt sich ein grundlegender Wandel in der politischen Steuerung be-

züglich der Onshore-Windenergie, die zunehmend mit wettbewerblichen Instrumenten kon-

frontiert wird und die Schutzzone optimaler, staatlicher festgesetzter Rahmenbedingungen, ver-

lässt. Die Steuerung wird gleichzeitig jedoch auch wesentlich komplexer, was an komplizierten 

Berechnungsmethoden des anzulegenden Werts im EEG 2017 abzulesen ist und auch an der 

quantitativen Zunahme der Paragraphen im EEG belegt werden kann. Zudem birgt das EEG 

zunehmend Verweise auf weitere Rechtsvorschriften, was in einem komplexen Dickicht regu-

latorischer Verflechtungen mündet, die ein deutlich gesteigertes Maß an Fachkompetenzen bei 

den jeweiligen Akteuren erfordern. Mit dem Wandel der Akteurstrukturen insbesondere im Be-

reich der Projektierung von Onshore-Windenergieanlagen, die eine starke Verdrängung kleine-

rer Unternehmen als Folge der zunehmenden Marktmacht großer und spezialisierter Projektie-

rungsunternehmen offenbart, ist auch vor dem Hintergrund des steigenden Kapitalbedarfs in 

diesem Bereich die Entwicklung der Windenergieanlagen an Land als klimafreundlicher Erzeu-

gungsanlagen zu anspruchsvollen Renditeobjekten erkennbar.648 

Parallel weist auch das Planungsrecht einen Bedarf an spezifischen Kenntnissen auf, den diese 

Untersuchung nur oberflächlich skizzieren konnte. Ungeachtet einer Privilegierung von On-

shore-WEA im planerischen Außenbereich fehlt es letztlich an planerischer Festsetzungskom-

petenz, die im Genehmigungsprozess eine Durchsetzungsstärke gegenüber Hinderungsgründen 

entfalten könnte. Auch ist die Länge durchschnittlicher Genehmigungsverfahren mit derzeit 57 

Monaten insbesondere in direkter Korrelation mit der preislichen Kalkulation von Planungs- 

und Genehmigungskosten i. H. v. ca. 70 Euro pro KWh schlichtweg als Hemmnis für einen 

schnellen Ausbau zu betrachten. Kleinere Akteure werden insbesondere vor dem Hintergrund 

                                                           
648  Vgl. Kap. 7) der vorliegenden Arbeit. 
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der neuen Ausschreibungsverfahren kaum in der Lage sein, eigene Projekte unter diesen Be-

dingungen zu errichten. Hier offenbart sich eine windenergiebegünstigende Förderung des Ge-

setzgebers auf Bundesebene, die jedoch ab der regionalen Ebene konterkariert werden kann. 

Der starke Zubau an Onshore-WEA in den letzten Jahren und deren Ausweitung in den mittel- 

und süddeutschen Raum stellen jedoch kein reales und ausuferndes Hemmnis der etablierten 

Steuerung heraus. Die Ziele des § 1 EEG der jeweiligen Fassung wurden ex post immer über-

troffen, was in diesem Punkt auf eine wirksame politische Steuerung schließen lässt.  

Vor dem Hintergrund des als unzureichend erkannten Netzausbaus und steigender Engpassbe-

wirtschaftungsmaßnahmen konnte jedoch eine klare Priorisierung der politischen Zielsetzun-

gen zum Nachteil der umweltenergierechtlichen Vorstellungen herausgestellt werden: Da die 

regenerativen Energien zunehmend durch ihr volatiles und strukturell gegenläufiges Einspeise-

verhalten die Systemsicherheit potenziell beeinträchtigen, rückte die Versorgungssicherheit als 

Zielsetzung des Gewährleistungsstaats in den Vordergrund. Im Zuge der Analyse wurde kon-

statiert, dass selbst die Zielsetzung der ,kostengünstigen Energieversorgung‘ in der Priorisie-

rung des Gesetzgebers zurückgestellt wird.  

Da der Netzausbau durch verschiedene Studien sowie die Netzbetreiber und den Gesetzgeber 

selbst als unzureichend angesehen wird, wurden neuartige und verschlankte Planungsverfahren 

mit dem EnLAG und NABEG etabliert, deren Steuerungserfolg jedoch letztlich ausbleibt. Zwar 

wurde der Bedarf richtig erkannt und mittels direkter Steuerung entsprechend dimensioniert. 

Der Leitungszubau nimmt jedoch nicht die Ausmaße an, die aufgrund der asymmetrischen Re-

gulierung der interdependenten Politikfelder Onshore-Windenergie und Netzausbau nötig wä-

ren, um frühere Fehlsteuerungen aufzuholen.  

Die Stromnetze befanden sich zur Zeit des Aufkommens der Onshore-Windenergie im Um-

bruch des Liberalisierungsprozesses. Dabei steuerte der Gesetzgeber die, qua natura einem Re-

gulierungsbedürfnis unterliegenden, Netze hauptsächlich in Bezug auf die hohen Netzentgelte 

mit Instrumenten, die aufgrund struktureller Entflechtungen mehr Wettbewerb in diesen mono-

polistischen Infrastrukturbereichen zulassen sollten. Der Umbruch der gesamten deutschen 

Energiewirtschaft verlief entkoppelt von der geförderten Steuerung regenerativer Energien. Da-

bei besaß die Versorgungssicherheit stets eine hohe Priorität. Im internationalen Vergleich kön-

nen die deutschen Stromnetze anhand des SAIDI-Index auch rückblickend hervorragende 

Werte verzeichnen.  
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Der zunehmenden Einspeisung regenerativer Erzeugungsleistung und daraus resultierender 

Netzengpässe können die Netzbetreiber mit Methoden des Engpassmanagements begegnen. 

Dabei bildeten sich im Laufe der Zeit starke Eingriffsrechte der Netzbetreiber als Inhaber der 

gesamten Systemverantwortung heraus, die bis in betriebswirtschaftliche Vorgänge und Inves-

titionsentscheidungen insbesondere konventioneller Anlagenbetreiber reicht. Hier etablierte der 

Gesetzgeber mit zunehmend regulativen und in hohem Maße ausdifferenzierten Steuerungsme-

thoden ein System, welches bestimmten Anlagen vor dem Hintergrund begrenzter Netzkapazi-

täten Vorrang einräumt. Bei der stufenweisen Abschaltung von Anlagen im Falle kurzfristiger 

Netzengpässe werden vornehmlich konventionelle Anlagen entschädigungslos in ihrer Einspei-

seleistung reduziert, wohingegen Windenergieanlagen erst nachrangig und nahezu ohne finan-

zielle Verluste gedrosselt werden können. Hier wird die „einseitige Vorrangregulierung“649 der 

Onshore-Windenergie konsequent im Bereich der Netzbewirtschaftung fortgesetzt. Neben der 

Tatsache, dass dieses Vorgehen die von niedrigen Börsenstrompreisen betroffenen konventio-

nellen Erzeugungsanlagen vor allem in Norddeutschland vor große Herausforderungen hin-

sichtlich ihrer Rentabilität stellt, wird die konventionelle Erzeugung im Süden umso dringlicher 

vor dem Hintergrund von Redispatch-Maßnahmen und des beabsichtigten Wegfalls der Atom-

energiekapazitäten benötigt. Der Gesetzgeber löst somit Verdrängungseffekte auf Erzeugungs-

ebene aus, die allerdings keine vollständige Substitution der konventionellen Erzeugung gemäß 

den umweltpolitischen Zielsetzungen inkludieren und auch zunehmend des Ziel der Kostenef-

fizienz gefährden. 

Das Engpassmanagement ist vor dem Hintergrund eines unzureichenden Netzausbaus zu einem 

sehr ausdifferenzierten Instrument mit hoher praktischer Bedeutung gereift, welches mit dem 

Einspeisemanagement seine spezielle Ausprägung für die Onshore-Windenergie entfaltet. 

Durch die Aufrechterhaltung der umweltenergiepolitischen Zielsetzungen führt die steigende 

Anzahl an Netzengpässen zu gewaltigen Kosten, die nicht bundesweit und einheitlich auf die 

Bevölkerung verteilt werden. Die Kosten der Engpassbewirtschaftung und zudem eine politi-

sche Fehlsteuerung mittels vermiedener Netznutzungsentgelte führen zu einer deutlich höheren 

Belastung von Haushalten in Stromnetzen mit hohem Maß an installierter regenerativer Leis-

tung, als in gegenteilig strukturierten Netzen. Auch eine Netzentgeltregulierung, die im Zuge 

                                                           
649  Schneider 2015, S. 146. 
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einer Erlösobergrenzenregulierung Effizienzsteigerungen vor allem im internen und betriebs-

wirtschaftlichen Bereich der Netzbetreiber aufweist, wird die Kosten zunehmender Engpassbe-

wirtschaftung und eines groß dimensionierten Netzausbaus nicht kompensieren können.  

Der Gesetzgeber hat somit zwei eng miteinander verflochtene Politikfelder über Jahre sehr un-

terschiedlich gesteuert, was zum Teil auch einer strikten disziplinären Trennung der Betrach-

tung dieser Felder vornehmlich aus juristischer und technischer Perspektive entstammt. Wäh-

rend die Stromnetze auf Versorgungssicherheit und Preisgünstigkeit im Zuge der Liberalisie-

rung ausgerichtet wurden und zudem eine optimale Infrastruktur für die regenerative Erzeugung 

im Sinne maximaler Leistungsaufnahme bereitstellen mussten, wurde das Politikfeld der Ons-

hore-Windenergie mit unterschiedlichsten Steuerungsinstrumenten zu einem sehr dynamischen 

und regional unkontrolliertem Ausbau angeregt. Die fehlende politische Gesamtsteuerung, wel-

che zeitweise an widersprüchlichen Normen, an der fehlenden Folgenabschätzung und der se-

parierten Bearbeitung durch unterschiedliche Verwaltungen erkennbar war, führt nun zu erheb-

lichen Friktionen und Kosten, die der Gesetzgeber durch zunehmende Abkehr von prozeduraler 

zu tiefgreifender direkter Steuerung zu beheben versucht. Dabei lassen sich beinahe planwirt-

schaftliche Züge in den Steuerungsmechanismen erkennen.  

Mithilfe eines Policy-Analysetools, welches die Kategorisierung der politischen Steuerungsin-

strumente mit der Zweck-Wirkungsanalyse der retrospektiven Gesetzesfolgenabschätzung ver-

knüpft, ist es gelungen, neben der unzureichenden Harmonisierung beider Politikfelder und ex 

post als falsch zu beurteilender Steuerungsanreize auch die regionale Dimension als elementar 

für die lösungsorientierte politische Steuerung herauszustellen. Der durch den Gesetzgeber ide-

aliter angenommene Prozess der Einspeisung von Onshore-Windenergieanlagen in verbrauchs-

nahe Verteilnetze, welcher mit dem System der vermiedenen Netzentgelte irrealerweise attes-

tiert und gefördert wird, würde den Netzausbaubedarf und das Engpassmanagement entlang des 

erkannten Nord-Süd-Gefälles deutlich minimieren. Jedoch wurde eine regionale Steuerung des 

Onshore-Windenergiezubaus durch die politische Steuerung bisher weder forciert noch er-

reicht.  

Die Einführung der in Kapitel 9.4.1) der vorliegenden Arbeit beschriebenen EE-Regionalkom-

ponente, welche nach dem Vorbild der ,G-Komponente‘ eine Beteiligung der regenerativen 

Erzeugung an den Netzkosten vorsieht, verspricht hier Abhilfe. Dabei werden die zu errichten-

den Anlagen je nach regionaler Netzsituation mit einem arbeitspreisbasierten Entgelt belegt und 
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können somit durch finanzielle Anreize in ihrem Zubau räumlich gesteuert werden. Nach wis-

senschaftlicher Erhebung der geforderten Parameter und Vorstellungen über die zukünftige re-

gionale Entwicklung der Onshore-Windenergie können auf diese Weise in regelmäßigen Ab-

ständen Erzeugerentgelte für die jeweiligen Regionen festgelegt und transparent veröffentlicht 

werden. Dabei sollten diese Entgelte in Regionen mit hoher bestehender Windenergieeinspei-

sung, niedrigem Stromverbrauch und begrenzten Leitungskapazitäten höher ausfallen als in Re-

gionen, in denen sich kein Kapazitätsproblem zeigt. In verbrauchsnahen Regionen, also nahe 

von Industriestandorten und urbanen Ballungszentren, sollten die Entgelte negativ ausfallen, 

also einen Bonus im Sinne eines finanziellen Anreizes für potenzielle Anlagenbetreiber darstel-

len. Grundsätzlich sollte das System kostenneutral sein, wodurch die verbrauchsfernen Stand-

orte die verbrauchsnahe Erzeugung bezuschussen.  

Dadurch ließen sich die Schätzungen zu den Investitionskosten im Übertragungsnetz (22 bis 26 

Mrd. Euro bis 2024)650, im Verteilnetz (23,2 bis 38,9 Mrd. Euro bis 2025)651 sowie die tenden-

ziell stark ansteigenden Kosten von Redispatch (402,5 Mio. Euro im Jahr 2015) und Einspeise-

management (478 Mio. Euro im Jahr 2015)652 sehr wahrscheinlich mittels prozeduraler Steue-

rung, welche an finanzielle Anreize gekoppelt ist, reduzieren.  

Resümierend lässt sich festhalten, dass diese Untersuchung mithilfe des o. g. Analysetools und 

unter konsequenter Ausblendung vieler Teilbereiche der zunehmend komplexen Stromwirt-

schaft eine, bezogen auf die Politikfelder, asymmetrische, zeitlich unregelmäßige und von der 

Intensität direkter Steuerung stark zunehmende politische Regulierung aufzeigen konnte. Das 

Spannungsfeld zwischen Versorgungssicherheit, preisgünstiger Energieversorgung und um-

weltpolitischen Zielsetzungen wird keineswegs harmonisch gesteuert. Die langfristige und rah-

mensetzende Steuerung ist nicht zu erkennen, da der Staat in eine zunehmend aktivere Rolle 

verfällt und in immer kürzeren Abständen Regelungen etabliert, die es nur noch fachkundigem 

Publikum erlauben, am öffentlichen Diskurs mit fundierter Meinung partizipieren zu können. 

Insgesamt wird der Preis der Energiewende sich erst in den nächsten Jahren herausstellen,- der 

beträchtliche Umfang ist jedoch bereits jetzt erkennbar. 

                                                           
650  Gem. BBPlG von 2015, vgl. Kap. 4.4.1) der vorliegenden Arbeit. 
651  Vgl. Kap. 4.4.2) der vorliegenden Arbeit. 
652  Vgl. Kap. 5.5.3) der vorliegenden Arbeit. 
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Ein adäquater und zeitnaher Netzausbau ist unvermeidbar. Das Engpassmanagement bietet eine 

temporäre Lösung, die sich jedoch als sehr kostspielig darstellt. Mit der aufgezeigten EE-Regi-

onalkomponente kann hier mittelfristig Entlastung geschaffen werden. Den genauen Umfang 

vermag diese Untersuchung nicht abzuschätzen, doch ist zu hoffen, dass sie den notwendigen 

Impuls für weiterführende Untersuchungen auslöst, um eine Beteiligung der regenerativen Er-

zeugung an den Netzkosten zur regionalen Steuerung anzustreben. In jedem Fall hat die Unter-

suchung herausgestellt, dass mittelfristig eine Verschlankung der parallel existierenden und so-

mit auch wirkenden Steuerungsmechanismen anzustreben ist, um eine ausufernde Überkom-

plexität zu vermeiden und zugleich die asymmetrische Steuerung in den Bereichen Onshore-

Windenergie und Stromnetzen zu beheben. Dabei kommt vor allem einer langfristig ausgeleg-

ten Steuerung, welche das für derartige Projekte und Infrastrukturen notwendige Maß an Plan-

barkeit bietet, eine hohe Bedeutung zu, was derzeit jedoch von kurzen Abständen in der Novel-

lierung der einschlägigen Rechtsvorschriften konterkariert wird.  
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