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Zusammenfassung

Ausgangspunkt und Ziele

Es ist erkldrtes Ziel nationaler wie europdischer Politik, den Anteil der erneuerbaren
Energien an der Stromerzeugung zu erhdhen. Mit dem EEG ist dafur national auch
ein bewdadhrtes Instrument vorhanden. Mit dem Ausbau der erneuerbbaren Energien
dndert sich jedoch nicht nur der Primdrenergiemix, sondern auch die
Erzeugungsstruktur - mit einem zunehmenden Anteil dezentraler Anlagen, die an
das Stromverteilnetz (Mittel- und Niederspannungsnetz) angeschlossen sind. Auch
der Ausbau der Kraft-Wdarme-Kopplung wirkt in diese Richtung.

Grundsatzlich kbnnen erneuerbare Energien mit zunehmendem Anteil nicht mehr
in einer abgeschirmten Nische betrieben werden. Vielmehr wird eine Integration
der dezentralen Kraftwerke in das Stromsystem, d.h. in die Netze und Mdarkte
erforderlich. Auch die Beeinflussung und Systemintegration der Nachfrageseite
durch MaBnahmen der Energieeffizienz und des Lastmanagements (Demand Side
Management oder DSM) wird ein zunehmend wichtiger Faktor. Damit gewinnt die
Optimierung des Energiesystems insgesamt an Bedeutung.

Diese Systemintegration erfordert sowohl technische als auch institutionelle
Anpassungen. Technisch wird zuklnftig eine Verknupfung erneuerbarer Energien
zu dezentralen Systemen und deren Optimierung ,vor Ort” an Bedeutung
gewinnen. Fur die Systemintegration dezentraler Optionen sind eine Reihe von
technischen Konzepten entwickelt und erprobt worden, u.a. das Konzept des
.aktiven Netzbetriebs™ auf der Ebene der Verteilnetze.

FUr die Umsetzung der technischen Konzepte der Systemintegration muss ein
entsprechender institutioneller Rahmen geschaffen werden, der den beteiligten
Akteuren und insbesondere den Betreibern der Verteilnetze diese Optimierung
dezentraler Systeme ermoglicht. Eine technische Optimierung kann nur gelingen,
wenn auch die Netzbetreiber zu ,Akfiven Netzbetreibern®™ werden. Diese
unterliegen als naturliche Monopole einer Regulierung, die ab 2009 in Deutschland
in  Form der Anreizregulierung durch die Bundesnetzagentur und die
Landesregulierungsbehdrden umgesetzt wird. Ansatzpunkte fur die Integration der
dezentralen Optionen in die Anreizregulierung haben wir bereits im VorlGufer-
projekt DENSAN diskutiert, das von einer Reihe von Stadtwerken finanziert worden
war. Diese Diskussion haben wir in OPTAN weitergefuhrt und vertieft.

Dabei ist zu klidren, wie eine Optimierung dezentraler Energiesysteme aussehen
kann und wie Verteilnetzbetreiber in die Lage versetzt werden kdnnen, diese
Systemoptimierung zu gestalten. Durch die Aktivierung dieser energiewirt-
schaftlichen Akteure und die Anpassung des energiewirtschaftlichen Rahmens soll
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auch ein Beitrag dazu geleistet werden, die Effektivitdt und Effizienz bestehender
Forderinstrumente fur erneuerbare Energien weiter zu erhdhen.

Ziel des Projektes war es, diese Fragestellungen nicht nur theoretisch, sondern auch
praktisch am Beispiel eines ausgewdhlten kommunalen Netzbetreibers zu unter-
suchen. Als Kooperationspartner konnten dafur die Stadtwerke Schwdbisch Hall
gewonnen worden.
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Auswertung von Erfahrungen mit der Netzintegration in
GroBbritannien und Danemark

Sowohl der britische als auch der ddnische Fall sind Beispiele dafur, dass
Stromerzeugung durch Erneuerbare Energien nicht mehr als Nische betrachtet,
sondern als intfegraler Bestandteil des Stromsystems behandelt wird, der eine
Anpassung der Infrastruktur und des Regulierungsrahmens erforderlich macht. Im
australischen D-Fakfor-Regime, das wir ebenfalls kurz dargestellt haben, wird
dezentrale Erzeugung (=DE) in der Regulierung sogar als mogliche Alternative zu
Netzinvestitionen behandelt.

Wdhrend sich diese Diskussion in GroBbritannien wegen des relativ geringen Anteils
dezenftraler Erzeugung noch vor allem auf Regulierungskonzepte bezieht, geht es
in Danemark um einen Umbau des Stromsystems. Beide Fallstudien bestatigen,
dass ein nachhaltiges Stromsystem eine entsprechende Infrastruktur erfordert.
Netzbetreiber sind folglich wichtige Akteure eines Systemmumbaus und mussen
entsprechend reguliert werden.

Nachfolgend werden die wichtigsten Ergebnisse aus der britischen und ddnischen
Fallstudie zusammengefasst.

Danemark

UK

Status dezentraler
Erzeugung und
Netzentwicklung

Mit Uber 50% sehr hoher DE-Anteil im interna-
fionalen Vergleich (WADE 2006), dadurch
auch Anpassungsdruck auf das bestehende
Stromsystem

Weitgehende Pldne fur eine Systemtrans-
formation werden entwickelt und umgesetzt
(Cell-Konzept), “can be seen as laboratory for
the future electricity grids in Europe” (Bach et
al. 2003)

Relativ geringer DE-Anteil,
kein Anpassungsdruck
Politische Ziele, den DE-
Anteil zu erhdhen

Governance der
Stromnetze

Systemtransformation nicht durch Anreizregu-
lierung gesteuert

Verstaatlichter Ubertragungsnetzbetreiber
treibt den Systemumbau voran

Starke kooperative Elemente (statt markt-
basierter Anreize)

Zentrale Rolle der Netzregu-
lierung, Steuerung Uber
Erlésanreize

Internationaler Vorreiter der
Anwendung und Entwick-
lung der Anreizregulierung
(Joskow 2006)

Explizite DE-Policy, auch im

Rahmen der Netzregulie-
rung
Zunehmende Bedeutung

langfristiger Perspektive und

kooperativer Elemente im
Rahmen der Netzregulie-
rung

Tabelle 0-1: Uberblick Uber die beiden Fallstudien
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Nachfolgend werden die wichtigsten Ergebnisse aus den beiden Fallstudien
zusammengefasst.

Das britische Beispiel

Das britische DG Hybrid Incentive (DG = Distributed Generation oder dezentrale
Erzeugung) ist ein bislang einmaliges Beispiel fur die explizite Berlcksichtigung DE-
bedingter Netzkosten in der Netzregulierung. Interessant sind dabei vor allem die
Kombination verschiedener  Anreize und Mechanismen und die
Optimierungsstrategie, die sich daraus fur Verteilnetzbetreiber (=VNB) ergibt.

In GroBbritannien haben zudem Forschung und Entwicklung in der Folge der
Liberalisierung stark abgenommen. Die Anreizregulierung (und die Liberalisierung
insgesamt) kdénnten hierzulande mit der Zeit zu dhnlichen Effekten wie in
GroBbritannien und zu einem RuUckgang der Forschungsakftivitten fahren. Die
britische Regulierungsbehdrde OFGEM (= Office of Gas and Electricity Markets)
versucht im Rahmen der Anreizregulierung mit den beiden Instrumenten IFl (=
Innovation Funding Incentive) und RPZ (= Registered Power Zone) gegenzusteuern
und Innovationen in den Netzen anzuregen.

Wirkungsweise des britischen DG Hybrid Incentives

Die Kombination aus einer prozentualen Kostenerstattung und einem
komplementdren volumenabhdngigen Erlstreiber bietet die Mbglichkeit, die VNB
gegen das Kostenrisiko von DE abzusichern und dadurch ihre Anreize gegen DE
weitgehend zu neutralisieren. Gleichzeitig gibt es VNB einen positiven Anreiz fur DE
und vor allem zur effizienten Integration von DE, da VNB dadurch ihre Rendite
erh6hen kdnnen. Im Prinzip sind die Anreize damit so ausgerichtet, dass VNB nicht
mehr nur an der Minimierung ihrer Gesamtkosten interessiert sind, sondern auch an
einer Minimierung der (Netzintegrations-) Kosten von DE (auch wenn DE die Kosten
insgesamt erhoht).

Die Moglichkeit, durch DE eine héhere Rendite zu erzielen, folgt der allgemeinen
Logik der Anreizregulierung, den regulierten Unternehmen finanzielle Anreize zu
geben, bestimmte Ziele umzusetzen. Durch die Infegration von DE und den
Anreizmnechanismus fur VNB entstehen far die Netznutzer zusditzliche Kosten.
Gleichzeitig sollen diese aber durch entfsprechende Regulierungsanreize und eine
effiziente Integration reduziert werden.

Fur die praktfische Umsetzung stellt sich die Frage, wie die Parameter in der Praxis
festgelegt werden, vor allem angesichts der Informationsasymmetrie zwischen
Regulierer und VNB und der Kostenbandbreite von verschiedenen DE-Techno-
logien und Netzen.

Prinzipiell kann der englische Ansatz einheitlicher Parameter in zwei Richtungen
weiterentwickelt werden: einerseits durch technologie-spezifische Kennziffern,
andererseits durch netzsperzifische Parameter. Letztere kdbnnten von den VNB in
einem ,menu-of-sliding-scale’ Ansatz jeweils selbst gewdahlt werden.
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Wdhrend die theoretische Konzeption des Hybrid Incentives durchdacht scheint, ist
die praktische Wirkung bislang gering. Insgesamt ist es aber sicherlich zu fruh far
eine abschlieBende Bewertung der praktischen Wirkung des DG Hybrid Incentives.
Im deutschen Kontext wdre ein solches Instrument komplementdr zu einer
effektiveren Forderung dezentraler Erzeugung mit erneuerbaren Energien durch
das EEG und kénnte eine entsprechend starkere Wirkung entfalten.

Die beschriebenen Instrumente sind ein Versuch, dezentrale Erzeugung und
Netzinnovationen explizit im Rahmen der Anreizregulierung zu bertcksichtigen und
in diesen Rahmen, der sich seit Beginn der 90er Jahre entwickelt hat, zu integrieren.
GroBbritannien ist jedoch nicht nur deshalbb ein interessanter Fall. Dartber hinaus
werden im Pionierland der Anreizregulierung auch die Grundprinzipien dieser
Regulierungsform diskutfiert und weiter entwickelt. Dabei geht es zum einen um
eine Erweiterung der Ziele der bislang vor allem auf okonomische Effizienz
ausgerichteten Regulierung um insbesondere soziale und 6kologische Aspekte.
Zum anderen wird die Regulierung stdrker langfristig ausgerichtet. Dabei spielt
auch die Entwicklung langfristiger Visionen fur das Stromsystem und das Netz eine
zunehmende Rolle.

Eine generelle Schlussfolgerung fur die Entwicklung der Regulierung in Deutschland
ist, dass diese den englischen Weg abkurzen und frihzeitig die langfristige
Entwicklung des Netzes, Innovation und dezentrale Erzeugung berucksichtigen
sollte, anstatt vor allem auf Kostensenkung zu zielen.

Das danische Beispiel

Wdhrend in GroBbritannien zunehmend nicht mehr nur der Anschluss von DE an
die Netfze, sondern auch die langfristige Entwicklung der Netfze diskutiert wird,
befindet sich das ddnische Stromnetz bereits mitten in einem weitreichenden
Transformationsprozess. Dieser wird weniger stark als in GroBbritannien Uber das
bkonomische Optimierungskalkul einzelner Akteure gesteuert, sondern folgt stérker
einem Top-down-Planungsansatz mit starken kooperativen Elementen.

In technischer Hinsicht werden so genannte Zellen auf der Mittelspannungsebene
entwickelt und getestet, die einen Teil der Systemsteuerung Ubernehmen. Diese
sollen dem Systembetreiber ,energinet.dk™ Systemdienstleistungen zur VerfUgung
stellen und bei Stérungen im Ubertragungsnetz in der Lage sein, im Inselbetrieb die
Versorgung vor Ort aufrecht zu erhalten.

Interessanterweise wird dieser Prozess vom Ubertragungsnetzbetreiber aktiv
vorangetrieben. Im Gegensatz zu Deutschland befindet sich der Ubertragungs-
netzbetreiber in staatlicher Hand und ist vertikal vollstndig entflochten. Die
Koordination des Netzumbaus ist ein zusatzliches Argument fUr einen solchen
unabhdangigen Netzbetreiber.

LEnerginet.dk™ kann zudem auf umfangreiche Fordermittel zurackgreifen, um die
Transformation innovativ. umzusetzen. Gleichzeitig begunstigt das konsens-
orientierte PolitikverstGndnis die Aufstellung von langfristigen, energiepolitischen
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Zielen. Mit dem ,grid commifttee™ kdnnen ,energinet.dk® und die Verteilnetz-
betreiber diese Ziele im Dialog umsetzen.

In Ddnemark wurde erst damit begonnen, die Konsequenzen eines hohen Anteils
dezenftraler Erzeugung fur das Gesamtsystem anzugehen, als bereits eine kritische
Menge dezentraler Erzeugung erreicht war. Hierzulande kénnen die ddnischen

Erfanrungen dazu genufzt werden, das Gesamtsystem vorausschauend und
rechizeitig weiterzuentwickeln.
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Netzoptimierung und Bereitstellung von System-
dienstleistungen bei starkerer Dezentralisierung mit
erneuerbaren Energien

Netzbetreibertypen

Ziel dieses Kapitels war es, die Zielsetzung des , Aktiven Netzbetreibers™ darzustellen
und das ursprunglich technische Konzept auch ékonomisch zu operationalisieren.
Dies bildet die Grundlage fur die nachfolgende Regulierungsdiskussion.

Die umfangreiche Literatur zu den tfechnisch-Okonomischen Auswirkungen
dezentraler Optionen haben wir dazu in 4 stilisierte Kostenszenarien verdichtet:

1) Netzkosten ohne DE

2) Im Vergleich zu den Netzkosten ohne DE kdnnen dezentrale Optionen eine
Reihe von Zusatzkosten im Netz verursachen, u.a. Netzerweiterungskosten.

3) Diese zusdatzlichen Kosten kénnen vom Netzbetreiber allerdings zumindest
teilweise beeinflusst werden, d.h. die Zusatzkosten kbnnen reduziert werden.

4) In einigen Fdllen ist es darUber hinaus moglich, nicht nur die netzseitigen
Zusatzkosten von DE zu reduzieren, sondern mit DE auch Netzkosten, die
ohne DE angefallen wdren, zu reduzieren oder zu vermeiden.
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Kosteneinsparung gegeniber
Netzausbau durch Integration
der Anlagen in den Netzbetrieb

Netz- { 4
kosten

Netz-
Erweiterungs-
Kosten durch DE

1) Netzkosten 2) Netzkosten mit 3) Reduktion zusétzlicher 4) Ein Teil der DE
ohne DE DE, konventioneller ~ DE-Kosten durch kann Netzkosten
DE-Anschluss Netzintegration reduzieren

Netzkosten dezentraler Optionen und prinzipielle Handlungsmaoglichkeiten des VNB

Diese Kategorisierung bildet die Grundlage fur die Unterscheidung der
Netzbeftreiber in vier Typen, die die jeweilige o6konomische Rationalitdt und
prinzipielle Haltung der Netzbetreiber gegenuber dezentralen Optionen
beschreiben. Das technische Konzept des aktiven Netzmmanagements wird damit
ergdnzt durch ékonomisch-organisatorisch ausgerichtete Leitbilder.

1) der Passive Netzbetreiber
2) der Neutrale Dienstleister
3) der Aktive Netzbetreiber

4) der Systemoptimierer

Die Typen 2, 3 und 4 zeichnen sich alle dadurch aus, dass sie das exogen
vorgegebene DE-Volumen bereitwilig akzeptieren und ohne Behinderung an ihr
Netz anschlieBen. Allerdings unterscheiden sie sich in dem MaBnahmenportfolio,
das sie dafur nutzen. Wdhrend der neutrale Dienstleister vor allem fur einen
reibungslosen und effizienten Netzanschluss sorgt, werden die Anlagen vom
aktiven Netzbetreiber daruber hinaus auch in den Netzbetrieb integriert, zum
Beispiel durch tfechnische Konzepte des aktiven Netzmanagements.
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Einzelwirtschaftliche Betrachtung des Systemoptimierers

Der vierte Typ, der ,Systemoptimierer”, baut auf dem dritten Typ auf und versucht
wie dieser, die exogen vorgegebenen Anlagen effizient in sein Netz zu integrieren.
Daruber hinaus ist es aber auch sein Ziel, den netzseitigen Wert dieser Anlagen zu
erhdhen und netzseitige Probleme mit ihnen zu 16sen. Dazu ist dieser VNB aktiv
bemuht, weitere dezentrale Optionen in seinem Netzgebiet zu erschlieBen, die aus
Netzsicht vorteilhaft sind und die in einzelnen Fdllen sogar Netzinvestitionen
ersetzen kébnnen. Der Systemoptimierer verhdlt sich so, wie es in §14,2 EnNWG
(EnergieWirtschaftsGesetz) vorgesehen ist.

Ein zentrales Kennzeichen des Systemoptimierers ist es, dass er DE nicht nur
kostengunstig in sein Netz integriert, sondern dass er DE auch als eine Option zur
Loésung netzseitiger Probleme betrachtet. Dadurch wird die Systemgrenze der
Handlungsoptionen des Netzbetreibers ausgeweitet. Der VNB soll verschiedene
Optionen innerhalb und auBerhalb des Netzes auf der gleichen Grundlage
vergleichen. Wir verwenden dafur den Begriff der einzelwirtschaftlichen
Optimierung. Um es dem Netzbetreiber zu ermdglichen, seine AkfivitGten ent-
sprechend auszurichten, muss die betriebswirtschaftliche Perspektfive mit der
einzelwirtschaftlichen Perspektive zur Deckung gebracht werden - insbesondere
durch den regulatorischen Rahmen, den wir im Kapitel 4 beleuchten.

Der zweite Teil dieses Kapitels diente dazu, die allgemeine Beschreibung der
Netzbetreibertypen weiter zu konkretisieren und mit Beispielen zu illustrieren, die
auch quantitativ unterlegt sind. Dabei wurden insbesondere die einzelwirt-
schaftliche Perspektive und die damit verbundene Ausweitung der Systemgrenze
methodisch weiter ausgearbeitet und praktisch angewandt. Als Grundlage fur die
Rechenbeispiele dienten aktuelle Fragestellungen zum Netzbetrieb der Stadtwerke
Schwdbisch Hall.
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Modellierung eines regionalen dezentralen Energie-
systems

Mittels der Simulation eines Stadtwerks sollte der Frage nachgegangen werden:
.Wie wurde ein akfiver Netzbetreiber das Netz ausgestalten und die Lasten
steuern?”

Zur Beantwortung dieser Frage muss ein Netzbetreiber die Wirtschaftlichkeit aller
ihm zur Verfugung stehenden Optionen einander gegenUberstellen. Hierbei sind —
unter der Bedingung der Erhaltung der Netzqualitdt - auch die Netzausbau- sowie
die Bezugskosten aus dem vorgelagerten Netz mit den Kosten der Steuerung der
an sein Netz angeschlossenen dezentralen Anlagen zu vergleichen.

Zu diesem Zweck wurden mehrere Szenarien untersucht. Sowohl dezentrale KWK-
Anlagen in der Industrie, aber auch MaBnahmen auf der Kundenseite, wie
Lastmanagement und Effizienzverbesserungen der Haushalte wurden betrachtet.

» Base: stellt das Ausgangsszenario dar, basierend auf den Netz- und Ein-
speisedaten der Stadtwerke Schwdabisch-Hall

= POL: erganzt Szenario ,Base™ um ein in 2007 in Betrieb gegangenes Pflan-
zenOl-BHKW. Bereits jetzt greift die Steuerung ein und steuert bestehende
BHKW- und Notstromnaggregate im Bedarfsfall an.

= Ind. BHKW: ergdénzt ,POL" wdarmegefihrte BHKW-Anlagen in der Industrie.
» Ind. DSM : zusatzliche Berucksichtigung von Abschaltleistung in der Industrie.

=  PV2020: ist in die Zukunft gerichtet und geht von einem erheblichen Zuwachs
der PV-Anlagen bis zum Jahr 2020 aus. Wind- und Wasser- Potenziale sind
bereits ausgeschopft.

» Effi HH: geht von einer Reduktion des Strombedarfs in Haushalten bis 2020
aus.

» BioErdgas: Einsatz von BioErdgas in den KWK-Anlagen.

Die Ergebnisse zeigen, dass durch die Nutzung dezentraler Optionen der Bezug aus
dem vorgelagerten Netz technisch gesehen mehr als halbiert werden kénnte. Mit
den ausgewdhlten Optionen, die in den betrachteten Szenarien zur Anwendung
kamen, konnte die Bezugsspitze erheblich reduziert werden. Der alleinige Einsatz
dezentraler MaBnahmen reichte aber fur eine derartige Minderung nicht aus. Erst
eine Systemoptimierung insbesondere durch die Logik eines Ubergeordneten
Energie- und Lastmanagements Idsst eine so weitgehende Einsparung erreichen.

Doch nicht nur technisch, sondern insbesondere wirtschaftlich ist der gezielte
Einsatz dezentraler Optionen ein Gewinn, auch wenn hierbei nicht alle technisch
moglichen Optionen ausgeschopft werden. Einen Vorteil hat zundchst der
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Netzbetreiber, der den Bezug und damit die Kosten vom vorgelagerten Netz
reduziert und damit auch gesetzlichen Rahmenbedingungen entgegen kommt.
Durch die Reduktion der Netzkosten sinken auch die anteiligen Kosten der
Endverbraucher. Aber auch die Betreiber der dezentralen Anlagen haben durch
den gerzielten Einsatz eine bessere Auslastung ihrer Erzeuger und kdbnnen zudem an
den vermiedenen Netfznutzungsentgelten mehr partizipieren.

Der Zubau der dezentralen Anlagen kann auch zu einem erheblichen
Emissionsrickgang fuhren. Dabei sind es nicht allein die Erneuerbaren Energien,
sondern auch der Ausbau von KWK-Anlagen zundchst noch auf der Basis von
Erdgas.

Sofern ausreichend vorhanden, kénnte Erdgas auch durch BioErdgas ersetzt
werden, wie es das hier zusatzlich eingefugte Szenario ,BioErdgas™ darstellt.
Hierdurch lieBen sich die Emissionen nochmals erheblich gegenuber dem Bezug
aus dem vorgelagerten Netz reduzieren. Auch Pflanzendl fragt einen erheblichen
Anteil bei, wie die nachfolgende Abbildung zeigt. Wird den erneuerbaren
Energien fossile Kraftwerksleistung gegenuber gestellt und dadurch mit einer
Emissionsgutschrift versehen, so wurden die Emissionen rein bilanziell noch weiter
abfallen, im Falle von BiokErdgas werden die Emissionen bezogen auf den
Stromverbrauch durch die Gutschriffen sogar negativ.
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Optimierung der Anreizstrukturen fur Anlagen- und
Netzbetreiber beim weiteren Ausbau erneuerbarer
Energien

Das Verhdltnis zwischen dezentraler Erzeugung und den Stromverteilnetzbetreibern
ist von jeher gespannt, was vor allem an den Interessenunterschieden liegt, die
durch die bestehenden Rahmenbedingungen bestimmt werden. Die Anreiz-
situation der Netzbetreiber wird maBgeblich durch inre Renditemoglichkeiten unter
den gegebenen dkonomischen Rahmenbedingungen beeinflusst, d.h. vor allem
durch die Festlegung der Netfznutzungsentgelte und damit kunftig durch die
Anreizregulierung. Daher ist es von besonderer Wichtigkeit zu versuchen, die
Interessenunterschiede durch die Regelungen der Anreizregulierung zumindest zu
entschdarfen, wenn nicht ganzlich aufzuldsen.

Anreizregulierung und dezentrale Optionen

Ausgehend von der These, dass ein Netzbetreiber, der einen hbheren Anteil
dezentraler Erzeugung in seinem Netz hat, in den meisten Fdllen zumindest kurz-
und mittelfristig auch hohere Kosten zu fragen hat, stellt sich als erstes die Frage,
wie diese Kosten berUcksichtigt werden kdnnen. Zu ihnen gehdren neben
Vertrags- und sonstigen Transaktionskosten insbesondere auch mégliche Netzver-
starkungskosten.

DarUber hinaus kdnnen erhebliche negative Anreize dadurch entfstehen, dass die
durch das Netz durchgeleiteten und damit mit einem Netznutzungsentgelt
belegbaren Strommengen verringert werden, wenn der Anteil der dezentralen
Anlagen far die Eigenerzeugung oder fur die Versorgung von Areal-/Objektnetzen
steigt. Ziel muss es daher sein, solche Negativanreize gegen dezenftrale Erzeugung
systematisch zumindest zu neutralisieren. SchlieBlich sollten méglichst auch positive
Anreize fUr eine effiziente Integration dezentraler Opfionen im Verfahren der
Anreizregulierung ergdnzt werden.

Im Hinblick auf inre Anreizwirkung ist grundsatzlich eine kostenbasierte Regulierung
geeignet, Anreize gegen DE zu neufralisieren. Da wir aber mit den Leitbildern des
aktiven Netzbetreibers und des Systemoptimierers anstreben, dass die Netzbe-
freiber Uber den Anschluss der Anlagen hinaus dafur sorgen, dass diese effizient
integriert werden, erscheint eine preisbasierte Regulierung notwendig, die ent-
sprechende Anreize geben kann.

Bei der kosten- bzw. preisbasierten Regulierung handelt es sich um theoretische
Extreme, die in verschiedenen Mischformen auftreten kdnnen, die oft als hybride
Mechanismen bezeichnet werden. Dabei ist zum einen festzustellen, dass die
beiden Regulierungsansatze in der praktischen Umsetzung nicht mehr so deutlich
voneinander zu unterscheiden sind. DarUber hinaus kdnnen sie aber in hybriden
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Mechanismen auch gezielt kombiniert werden, um den regulierten Unternehmen
bestimmte, austarierte Anreize zu geben - in unserem Fall Anreize far die effiziente
Integration dezentraler Optionen.

Far eine Kombination preis- und kostenbasierter Elemente spricht, dass Netzbe-
freiber so einerseits durch das kostenbasierte Element gegen das zusatzliche Risiko
der zusatzlichen DE-Kosten abgesichert werden kénnen (Anreize neutralisieren,
Leitbild des neutralen Dienstleisters), und andererseits durch das preisbasierte
Element einen Anreiz erhalten, DE effizient in ihr Netz zu integrieren (positive
Effizienzanreize, aktiver Netzbetreiber und Systemoptimierer).

Werden verschiedene Mechanismen kombiniert, ist es umso wichtiger darauf zu
achten, dass das Gesamtverfahren nicht inkonsistent wird und die Kosten von DE
z.B. nicht doppelt berucksichtigt werden.

Darstellung und Bewertung der Anreizregulierung in
Deutschland

Am 10. Oktober 2007 hat das Bundeskabinett der vom Bundesrat nochmals leicht
gednderten Fassung der Anreizregulierungsverordnung zugestimmt und damit den
Weg frei gemacht fur inr Inkrafttreten zum 6. November 2007 nach VerkUndigung
im Bundesgesetzblatt. Die erste Regulierungsperiode beginnt am 1. Januar 2009
und dauert funf Jahre.

DE-bezogene Kosten wie Vertragskosten und sonstige Transaktionskosten, zus&itz-
liche BeftriebsfUhrungskosten sowie evtl. Netzverstarkungs- bzw. —ausbaukosten, die
sich in einmalige und konfinuierliche Kostenblocke aufteilen lieBen, werden im
Kostenerhebungsbogen fur Stromnetzbetreiber bislang nicht separat erfasst,
sondern verteilen sich auf die Kostenkategorien Material-, Personal- und sonsfige
betriebliche Kosten (OPEX = Betriebskosten) und im Falle der Aktivierung auf die
CAPEX-Blocke (= Kapitalkosten). lhre Anerkennung hdngt davon ab, ob die
Regulierungsbehdrde diese Kosten als Kosten des Teils 2, Abschnitt 1 der
Stromnetzentgeltverordnung anerkennt, die nach §21 Abs. 2 EnWG denen eines
effizienten und strukturell vergleichbaren Netzbetreibers entsprechen mussen, unter
BerUcksichtigung von Anreizen fur eine effiziente Leistungserbringung und einer
angemessenen, wettbewerbsfahigen und risikoangepassten Verzinsung des
eingesetzten Kapitals. In der gegenwdartigen Praxis gibt es dazu keine einheitliche
Vorgehensweise und somit erhebliche Spielrume der Behdrde.

Der Effizienzvergleich zwischen den Netzbetreibern hat zum Ziel, individuelle
Effizienzvorgaben fur diejenigen Netzbetreiber zu ermitteln, die im Vergleich zu den
effizientesten hinterherhinken. Nach §16 ARegV (Anreizregulierungsverordnung)
sollen die im Vergleich ermiftelten Ineffizienzen nach zwei Regulierungsperioden —
also nach 10 Jahren — abgebaut sein.

In ihrem Bericht vom Juni 2006 hat die Bundesnetzagentur in Deutschland
grundsdatzlich bestdtigt, dass die Integration von (dezentralen) Erzeugungsanlagen
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eine kostensteigernde Wirkung auf die Netfze hat. Folgerichtig wurden
"Erzeugungsanlagen als Netzanschlusse™ als Kostentreiber und damit als
notwendiges Strukturmerkmal beim Effizienzvergleich identifiziert. Es liegt jedoch im
Ermessen der Regulierungsbehorde, ob ein Strukturmerkmal zur Berucksichtigung
von DE-Kostenwirkungen zur Anwendung kommt oder nicht (,Kann-Bestimmung™).

Die Startwertanpassung innerhallb der Regulierungsperiode wird kunftig Gber eine
Anpassungsformel erfolgen, die eine Obergrenze fur die Gesamterldse (Revenue
Cap) der Netzbetreiber festlegt.

Im Hinblick auf den Ausbau dezentraler Erzeugung sind folgende beiden Aspekte
in der Formel hervorzuheben:

1. Damit kurzfristige Mengenschwankungen unter einem Revenue-Cap nicht zu
einer — vor allem aus Kundensicht — unerwunschten Volatilitdt der Entgelte
fuhren, soll ein Regulierungskonto der Netzbetreiber eingerichtet werden. Der
Saldo des Regulierungskontos wird jahrlich verbucht und im letzten Jahr der
Regulierungsperiode saldiert. Der Saldo wird dann gleichmdBig auf die neue
Regulierungsperiode aufgeteilt und in die dauerhaft nicht beeinflussbaren
Kosten einbezogen.

2. Zur Berucksichtigung nachhalfiger Mengendnderungen wird der Revenue-Cap
um Erweiterungsfaktoren ergdnzt. Diese erfassen die Verdnderung wesentlicher
kostentreibender Elemente innerhalb der Regulierungsperiode.

Insgesamt sind beide Ansatze grundsatzlich geeignet, Negativanreize fur die Netz-
betreiber im Hinblick auf Kosten- und Mengeneffekte dezentraler Stromerzeugung
weitgehend zu neutralisieren.

Zur Berucksichtigung der aus dem weiteren Ausbau dezentraler Anlagen resul-
fierenden zusdtzlichen Kosten kommen grundsdtzlich folgende Moglichkeiten in
Betracht:

»  Genehmigung eines Investitionsbudgets nach § 23 Abs. 6 ARegV fur Verteil-
netzbetreiber fur Erweiterungs- und Umstrukturierungsinvestitionen zur Inte-
gration von EE-/KWK-Anlagen

» Ansatz eines pauschalierten Investitionszuschlags nach § 25

Das Invesfitionsbudget erfasst nach § 23 Abs. 1 Nr. 2 und Abs. 6 ARegV
Investfitionen aus der Integration von Anlagen, die dem EEG (und dem KWKG)
unterfallen und die nicht durch den Erweiterungsfaktor nach § 10 ARegV beruck-
sichtigt werden. Dabei sind die mit der Investition verbundenen Kapitalkosten unter
bestimmten Voraussetzungen genehmigungsfdhig, wenn durch die Investition
erhebliche Kosten verursacht werden. Hiervon ist auszugehen, wenn sich durch die
MaBnahmen die Gesamtkosten des Netzbetreibers nach Abzug der dauerhaft
nicht-beeinflussbaren Kostenanteile um mindestens ein halbes Prozent erhdhen.

Auf Antrag kénnen vom Netzbetreiber bis zu einem Prozent der Kapitalkosten nach
§ 14 Abs. T Nr. 3i.V.m. Abs. 2 ARegV in die Erlésobergrenze einbezogen werden.
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Dieser Kostenersatz erscheint nicht geeignet, die durch dezentralen Ausbau
verursachten Kostensteigerungen sachgerecht in die Erlésobergrenze einflieBen zu
lassen. Die Begrenzung auf lediglich 1 % der standardisierten Kapitalkosten
erscheint nicht ausreichend.

Die Anreizregulierungsverordnung sieht in § 24 ein vereinfachtes Verfahren fur Netz-
betreiber vor, an deren ElektrizitGtsverteilernetz weniger als 30.000 Kunden unmittel-
bar oder mittelbar angeschlossen sind. Als Anschluss gilt die Zahl der physischen
Anschlusse im Sinne von Netzanschlusspunkten.

Dabei ist das vereinfachte Verfahren als Wahlrecht ausgestaltet, das auf Antrag
des Netzbetreibers in Anspruch genommen werden kann. Alternativ verbleibt die
Teilnahme am reguldren Verfahren, d.h. am Effizienzvergleich nach den §§ 12 ff.
ARegV.

Die Motivation zur EinfUhrung des vereinfachten Verfahrens liegt in der Ver-
ringerung des regulatorischen Aufwands fur kleine Netzbetreiber.

Allerdings sind die Anreizwirkungen fur die verstarkte Integration dezentraler
Optionen im vereinfachten Verfahren noch schlechter als im regularen Verfahren.
Insgesamt erschwert es die Neutralisierung negativer Anreize seitens der Netz-
betreiber gegenuber dem Ausbau dezentraler Anlagen im Verfahren der Anreiz-
regulierung erheblich.

Vorschlage zur Weiterentwicklung der Anreizregulierung

Um fur den Bereich der EE-induzierten Netzkosten Effizienzanreize zu setzen, reicht
die Ermittlung und Anerkennung der nachgewiesenen Kosten nicht aus. Vielmehr
besteht im Rahmen der Anreizregulierung der Anspruch, nur diejenigen Kosten
anzuerkennen, die fur eine effiziente Leistungserstellung unabdingbar sind bzw. die
sich bei Wettbewerb einstellen wurden.

Dieser Anspruch Idsst sich am ehesten durch die Anerkennung von Kosten-
pauschalen einldsen, die auf effizienten Losungen beruhen. In GroBbritannien
beispielsweise werden von der Regulierungsbehérde OFGEM 1,6 £/kW und Jahr far
dezentrale Erzeugungsanlagen auf die Erlésobergrenze aufgeschlagen, um die
damit verbundenen zusdtzlichen Kosten fur die Netzbetreiber abzudecken. Die
Erlbsobergrenze wird um zusatzlich £ 1 pro kW und Jahr erhdht, um dartber hinaus
Kosten von Netzbetrieb und -unterhalt zu berucksichtigen. Diese Werte sind sicher-
lich nicht ohne weiteres auf Deutschland Ubertragbar.

Die EU-Kommission verpflichtet in ihrer Binnenmarkirichtlinie Elektrizitdt vom Juni
2003 dazu, die Netzbetreiber Uber inre angesprochene Neutralisierung hinaus als
aktive, ,optimierende® Akteure anzusehen und ihnen enfsprechende Aufgaben-
stellungen zu Ubertragen. Dort heiBt es in Artikel 14 Abs. 7:

.Bei der Planung des Verteilernetzausbaus berlcksichtigt der
Verteilernetzbetreiber Energieeffizienz-/ NachfragesteuerungsmaBnahmen
und/oder dezentrale Erzeugungsanlagen, durch die sich die Notwen-
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digkeit einer Nachristung oder eines Kapazitdtsersatzes erdbrigen
koénnte.

Diese rechtliche Vorgabe ist auch die Grundlage fur den dargestellten
Netzbetreibertyp des ,Systemoptimierers’. Als Folge ihrer bisherigen Nicht-
Berlcksichtigung ist es oft auch in den Fdllen, in denen dezentrale Optionen einzel-
wirtschaftlich gunstiger sind, fur den Netzbetreiber betriebswirtschaftlich attraktiver,
auf den Netzausbau zu sefzen.

Zur Lo6sung des Problems erscheint eine Kombination des hybriden Mechanismus,
den wir fUr die allgemeine Regulierung der DE-Kosten empfohlen haben, und einer
preisbasierten Regulierung der Investitionskosten geeignet, dem Netzbetreiber
auch Anreize fur die Umsefzung der obigen Vorschrift zu geben. Ein grundsatzlicher
Vorteil dieser Herangehensweise ist, dass kein spezielles Regulierungsregime fur
jene dezentrale Optionen geschaffen werden muss, die Netzkosten einsparen
kébnnen. Der Regulierer muss folglich auch nicht im Einzelfall beurteilen, welche
Variante um wie viel gunstiger ist. Mit Hilfe dezentraler Optionen Netzkosten
einzusparen wird vielmehr zu einer Effizienzoption fur den Netzbetreiber. Dass er
einen Teil der dabei entstehenden Kosten als DE-Kosten an die Netzkunden weiter-
reichen kann, sollte ihm einen zusatzlichen Anreiz geben, diese Optionen zu
nutzen. Damit sollte auch das zusatzliche Risiko kompensiert werden, dass fur Netz-
betreiber entstehen kann, wenn sie sich auf Dritte anstatt auf eigene Netzlbésungen
verlassen. Voraussetzung ist naturlich immer, dass alle zusatzlichen Kosten, die dem
VNB dadurch entstehen, dass DE NetzkapazitGt ersetzen, von der Regulierungs-
behbrde auch anerkannt werden. Das Hauptproblem in der Praxis wird dabei sein,
wie diese Kosten im Einzelnen zu bewerten sind.

Zur UnterstUtzung dezenftraler Einspeisungen gehdren auch angemessene Service-
und Dienstleistungen mit dem Ziel, Informationsdefizite und Markfzutrittshemmnisse
abzubauen sowie Investitions- und Transaktionskosten fur die Anlagenbetreiber zu
senken. Dabei geht es zum Beispiel um die Servicequalitdt bei der Bearbeitung des
Anschlussbegehrens und beim Anschluss der dezentralen Anlagen ans Netz, die
sich zum Beispiel darin ausdruckt, dass dem Betreiber der dezentralen Optionen
zeitnah die bendtigten Informationen bereitgestellt werden und das
Anschlussbegehren insgesamt ohne Verzogerung bearbeitet wird. Diese Leistun-
gen des ,neutralen Dienstleisters’ sollten im Rahmen einer QualitGtsregulierung
honoriert bzw. eine Unterschreitung von Mindeststandards sankfioniert werden.

Daruber hinaus kdnnte auch die Integrafion der Anlagen in das Netfz als eine
Qualitatskennziffer definiert werden. So kbnnte der Beitfrag der dezentralen
Optionen zur Reduktion der Bezugslast aus dem vorgelagerten Netz oder die
Nutzung dezentraler Opfionen als Alternafive zum Netfzausbau als Qualitats-
kennziffer definiert werden. Hier ginge es um die ,Qualitdt der Integration’. Damit
wurden die Leistungen des Aktfiven Netzbetreibers und des Systemoptimierers in
der Qualitatsregulierung erfasst. Da wir aber bereits im Rahmen der Diskussion um
die Kombination kosten- und preisbasierter Elemente dargestellt haben, wie dem
Netzbetreiber Anreize zur effizienten Integration der dezentralen Opftionen
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gegeben werden kbénnen, halten wir es nicht far erforderlich, Uber die
Qualitatsregulierung zusdtzliche Anreize zu schaffen, die ggf. auch zu einer
doppelten Anrechnung der Leistungen des Aktiven Netzbetreibers fuhren kénnen.
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Leitfaden Innovationszone

Im vorliegenden Bericht werden verschiedene Netzbetreibertypen
vorgestellt, inre jeweiligen Ziele beschrieben, die einzelwirtschaftliche
Optimierung anhand konkreter Beispiele quantitativ illustriert und die
Grundzuge eines Regulierungsrahmens dargestellt, mit dem diese Konzepte
in der Anreizregulierung berucksichtigt werden kénnen.

Darauf aufbauend schlagen wir vor, bei einem ausgewdhlten kommmunalen
Netzbetreiber eine so genannte Innovationszone einzurichten. Die
konzeptionellen Arbeiten sollen so gemeinsam mit einem Netzbetreibern
und den Regulierungsbehdrden in der Praxis erprobt und in den
Detailfragen weiter ausgearbeitet werden. Aufbauend auf den
Uberlegungen und Vorschl&igen des Projekts OPTAN sollen in enger
Absprache mit der Bundesnetzagentur und der zustdndigen
Landesregulierungsbehdrde insbesondere die zusdtzlichen Kosten und die
Zahlungsstrome fur die regenerative Innovationszone seitens des
Netzbetreibers idenfifiziert und im Rahmen des Netzentgeltverfahrens
exemplarisch geltend gemacht werden.

Ziel der hier vorgeschlagenen Innovationszone ist es, die
Bundesnetzagentur und den Gesetzgeber fur die Probleme zu
sensibilisieren, die sich aus einem verdnderten Selbstverstdndnis des
Netzbetreibers bei den bestehenden Rahmenbedingungen ergeben, und
gemeinsam konkrete Losungswege fur den Umgang damit zu entwickeln.
In der Innovationszone soll keine gdnzlich neue Netztechnologie
demonstriert werden, sondern die Anpassungen, die bei einem konkreten
Netzbetreiber notwendig sind, untersucht und so aufbereitet werden, dass
sie in der Weiterentwicklung des Regulierungsrahmens berucksichtigt
werden kdnnen.

Voraussetzung fur die praktische Implementierung einer Innovationszone ist,
dass die Grundlagen der Anreizregulierung gelegt sind, das ,regulatorische
Spiel” zwischen Regulierern und Netzbetreibern etabliert ist und sich dann
auch der Blick auf die langfristige Entwicklung der Netze Uber Re-
Investitionen hinaus &ffnen kann.

Zur Vorbereitung und Durchfuhrung kunftiger Innovationszonen wurde im
Rahmen des Projekfes ein Leitfaden, der auf den Erfahrungen im Projekt
aufbaut und als Grundlage fur zuklnftige Innovationszonen dienen kann,
erstellt.
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0 OPTAN Endbericht Einleitung

Der vorliegende Bericht stfellt die Ergebnisse des Projekts OPTAN dar
(.Optimierungsstrategien Akfiver Netzbetreiber beim weiteren Ausbau
erneuerbarer Energien zur Stromerzeugung™).

0.1 Ausgangspunkt und Ziele

Es ist erklartes Ziel nationaler wie europdischer Politik, den Anteil der
erneuerbaren Energien an der Stromerzeugung zu erhéhen. Mit dem EEG ist
dafdr national auch ein bewdhrtes Instrument vorhanden. Mit dem Ausbau
der erneuerbaren Energien dndert sich jedoch nicht nur der
Primdrenergiemix, sondern auch die Erzeugungsstruktur - mit einem
zunehmenden Anteil dezenfraler Anlagen, die an das Stromverteilnetz
(Mittel- und Niederspannungsnetz) angeschlossen sind. Auch der Ausbau
der Kraft-Wdarme-Kopplung wirkt in diese Richtung.

Grundsatzlich kdnnen erneuerbare Energien mit zunehmendem Anfteil nicht
mehr in einer abgeschirmten Nische betrieben werden. Vielmehr wird eine
Integration der dezentralen Kraftwerke in das Stromsystem, d.h. in die Netze
und Mdarkte erforderlich. Auch die Beeinflussung und Systemintegration der
Nachfrageseite durch MaBnahmen der Energieeffizenz und des
Lastmanagements (Demand Side Management) wird ein zunehmend
wichtiger Faktor. Damit gewinnt die Opftimierung des Energiesystems
insgesamt an Bedeutung.

Diese Systemintegration erfordert sowohl technische als auch institutionelle
Anpassungen. Technisch wird zukunftig eine VerknUpfung erneuerbarer
Energien zu dezentralen Systemen und deren Optimierung ,vor Ort" an
Bedeutung gewinnen. Fur die Systemintegration dezentraler Optionen sind
eine Reihe von technischen Konzepten entwickelt und erprobt worden,
u.a. das Konzept des ,aktiven Netfzbetriebs® auf der Ebene der
Verteilnetze.

FUr die Umsetzung der technischen Konzepte der Systemintegration muss
ein entsprechender institutioneller Rahmen geschaffen werden, der den
beteiligten Akteuren und insbesondere den Betreibern der Verteilnetze
diese Optimierung dezentraler Systeme ermdglicht. Eine technische
Optimierung kann nur gelingen, wenn auch die Netzbetreiber zu ,Aktiven
Netzbetreibern®™ werden. Diese untferliegen als naturliche Monopole einer
Regulierung, die ab 2009 in Deutschland in Form der Anreizregulierung
durch die Bundesnetzagentur und die Landesregulierungsbehdrden
umgesetzt wird. Ansatzpunkte fur die Integration der dezentralen Opftionen
in die Anreizregulierung haben wir bereits im Vorlduferprojekt DENSAN
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diskutiert, das von einer Reihe von Stadtwerken finanziert worden war.
Diese Diskussion haben wir in OPTAN weitergefuhrt und vertieft.

Dabei ist zu kldren, wie eine Optimierung dezentraler Energiesysteme
aussehen kann und wie Verteilnetzbetreiber in die Lage versetzt werden
kbnnen, diese Systemoptimierung zu gestalten. Durch die Aktivierung dieser
energiewirtschaftlichen Akteure und die Anpassung des
energiewirtschaftichen Rahmens soll auch ein Beitrag dazu geleistet
werden, die Effekfivitdt und Effizienz bestehender Forderinstrumente far
erneuerbare Energien weiter zu erhdhen.

Ziel des Projektes war es, diese Fragestellungen nicht nur theoretisch,
sondern auch prakfisch am Beispiel eines ausgewdhlten kommunalen
Netzbetreibers zu untersuchen. Als Kooperationspartner konnten dafur die
Stadtwerke Schwdbisch Hall gewonnen worden. Die urspranglich geplante
JInnovationszone’ konnte in diesem Projekt nicht durchgefUhrt werden, da
die EinfUhrung der Anreizregulierung zum 01.01.2009, wie sie in der
Anreizregulierungsverordnung festgelegt ist, die Kapazitdten sowohl der
Stadtwerke als auch der Regulierungsbehdrden Uberaus beansprucht und
kaum Freirdume fUr neue konzeptionelle Uberlegungen gelassen hat. Ziel
war es gewesen, die konkreten technischen Losungsmoglichkeiten vor Ort
und deren 6konomische Konsequenzen gemeinsam mit den Regulierungs-
behdérden zu diskutieren und die Berucksichtigung im regulatorischen
Rahmen am Fallbeispiel zu erproben. Erarbeitet wurde schlieBlich ein
Leitfaden, der die kunftige Durchfuhrung von Innovationszonen strukturiert
und die Anreizregulierung zielorientiert weiter entwickelt. Voraussetzung
dafur scheint aber zu sein, dass zundchst die Grundlagen der
Anreizregulierung gelegt und das regulatorische Spiel” zwischen
Regulierern und Netfzbetreibern etabliert wird.

0.2 Gliederung des Berichts

Der vorliegende Endbericht ist folgendermaBen gegliedert: Wir beginnen
mit zwei ausfuhrlichen Landerfallstudien zu GroBbritannien und Danemark.
GroBbritannien ist ein internationaler Vorreiter sowohl bei der Entwicklung
der Anreizregulierung allgemein als auch der Berucksichtigung dezentraler
Erzeugung in diese Regulierung. Ddnemark dagegen ist ein Pionier beim
Ausbau der dezentfralen Erzeugung und der entsprechenden Anpassung
der Netzinfrastruktur. Die Fallstudien decken damit eine groBe Bandbreite
aktueller Entwicklungen ab. Daneben erlGutern wir auch kurz das D-Factor-
Regime in Australien - eine nach unserer Kenntnis weltweit bislang
einmalige Inifiative, dezentrale Optionen als Netzalternative im Sinne des
§ 14,2 EnWG in der Regulierung der Netzbetreiber zu bertcksichtigen.
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Nach der Aufarbeitung der internationalen Erfahrungen geht es in Kapitel 2
um die Zielsetzung des Akfiven Netzbetreibers und seine Opftionen zur
Systemoptimierung. Ziel dieses Kapitels ist es, die Zielsetzung des ,Akfiven
Netzbetreibers™ darzustellen und das ursprunglich technische Konzept auch
o6konomisch zu operationalisieren. Dazu unterscheiden wir zwischen
verschiedenen Neftfzbetreibertypen und ihrer jewelligen Zielsetzung. Der
zweite Teil dieses Kapitels dient dazu, die allgemeine Beschreibung der
Netzbetreibertypen weiter zu konkretisieren und mit Beispielen zu illustrieren,
die auch quantitativ unterlegt sind.

Die quantitativen Analysen dieses Kapitels dienen dabei auch als
Grundlage fur die Modellsimulationen, deren Ergebnisse wir in Kapitel 3
darstellen.

Die internationalen Erfahrungen, die konzeptionellen Uberlegungen und
Berechnungen zur Zielsetzung der Netzbetreiber und die Modellsimulation
bilden die Grundlage fur die nachfolgende Regulierungsdiskussion in
Kapitel 4. Hier stellen wir aus der Perspektive der dezentralen Optionen das
allgemeine Modell der Anreizregulierung vor und diskutieren das fur
Deutschland vorgesehene Regulierungskonzept, so wie es in der Anreiz-
regulierungsverordnung festgelegt ist und von der Bundesnetzagentur
gemeinsam mit den Landesregulierungsbehérden  umgesetzt  wird.
SchlieBlich stellen wir verschiedene Optionen dar, dieses Modell
weiterzuentwickeln. AbschlieBend prdsentieren wir in Kapitel 5 einen
Leitfaden fur die Durchfuhrung einer ,Innovationszone’.

0.3 Mogliche Folgeaktivitaten

Eine Reihe von Fragestellungen konnften im Rahmen dieses Projekts nur
ansafzweise bearbeitet werden oder haben sich erst im Laufe des Projekts
ergeben. So haben wir uns in der quantitativen Analyse und der
Modellsimulation auf den idealen Netzbetreibertypus des
,Systemoptimierers’ konzenftriert, dessen Opfimierungsziele weitreichender
sind als die der anderen in diesem Bericht dargestellten
Netzbetreibertypen. Darauf aufbauend kénnen zukdnftig auch die
Optionen des ,Aktiven Netzbetreibers’ modelliert und intensiver analysiert
werden. In diesem Zusammenhang kann zukunftig zudem ein
verallgemeinerbarer Skonomischer Optimierungs-Algorithmus in das Modell
infegriert werden.

Die Diskussion zur Netzregulierung kann zukunftig in zwei Richtungen weiter-
enftwickelt werden: Erstens wird sich bei einem zunehmenden Anfeil
dezentraler Opfionen zunehmend die Frage stellen, wie dezentrale
Optionen nicht nur an die Netze angeschlossen und mit bestehenden
Technologien optimal in die Netze integriert werden kénnen, sondern wie
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daruber hinaus auch innovative Netzkonzepte und eine
Netztransformation, die die verschiedenen Netzebenen umfasst, umgesetzt
und regulatorisch flankiert werden kann.

Zweitens kdbnnen die hier vorgestellten regulatorischen Konzepte in
Detailfragen noch weiter ausgearbeitet werden. Dazu kann auch die
Implementierung der hier vorgestellten Innovationszone beitragen. Es ist
davon auszugehen, dass dieses Instrument in Zukunft wieder auf die
Agenda kommen wird, wenn die Anreizregulierung eingefuhrt und erprobt
ist und neben der Steigerung der Effizenz auch das Thema der
Weiterentwicklung der Netze verstdrkt an Bedeutung gewinnt,
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1 Auswerftung von Erfahrungen mit der
Netzintegration in GroBbritannien und
Ddanemark

1.1 Einleitung

Wenn der Anfeil der dezentralen Erzeugung aus erneuerbaren Energien
und Kraft-Wdarme-Kopplung steigen soll, dann kénnen die Kraftwerke nicht
in einer Nische betrieben werden, sondern mussen in das bestehende Netz
integriert werden bzw. das Netz muss angepasst werden. Wie kann diese
Systemintegration gesteuert werden und wie kdnnen Netzbetreiber
entsprechende Anreize erhalten?

Einen guten Uberblick Uber den regulatorischen Umgang mit dezentralen
Optionen in den Mitgliedsstaaten der Europdischen Union bieten mehrere
EU-Projekte, darunter die Projekte DG-GRID! und ELEP? und SUSTELNETS. Ein
Ergebnis dieser Uberblicksdarstellungen ist, dass das Thema in den meisten
L&dndern noch keine groBe Beachtung gefunden hat und die Regulierung in
den meisten Fdllen nicht berldcksichtigt und oft dezentrale Optionen eher
behindert als befbrdert.

In diesem Kapitel wird dieser Frage anhand zweier ausfuhrlicher Lander-
Fallstudien zu Ddnemark und GroBbritannien nachgegangen. AuBerdem
erldutern wir das so genannte D-Faktor-Regime in Australien, das es
Netzbetreibern ermoglichen soll, dezentrale Optionen als Alternative zum
Netfzausbau zu nutzen. Dabei werden die kritischen Fragestellungen und
Probleme, die mit dem Ausbau der erneuerbaren Energien zur
Stromerzeugung und deren Neftzintegration und der Anpassung des
institutionellen Rahmens verbunden sind, identifiziert und Losungsansatze
analysiert. Der Schwerpunkt dieses Kapitels liegt auf den Governance-
Mechanismen in den beiden Ldndern. Technische Erkenntnisse aus den
beiden Fallstudien werden zudem in die Arbeiten in Kapitel 2 und das
MaBnahmenportfolio der Netzbeftreiber eingespeist.

Die Auswahl der Fallstudien erfolgte anhand von zwei Kriterien: Erstens
anhand des Anteils der dezentralen Erzeugung und den Konsequenzen, die
sich daraus fur das Netz ergeben und zweitens anhand des
Regulierungsregimes.

1 Siehe http://www.ecn.nl/en/ps/research-programme/energy-supply/dg-arid/

2 Siehe http://www.elep.net/

3 Siehe http://www.ecn.nl/en/ps/research-programme/energy-supply/sustelnet/
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Im Vergleich zu Deutschland hat Ddnemark einen weitaus hdheren Anteil
dezenftraler Stromerzeugung und erneuerbarer Energien aufzuweisen (siehe
Abbildung 1-1). D&nemark sficht zudem dadurch heraus, dass der
Ubertragungsnetzbetreiber, der eine wichtige Rolle bei der
Systemtransformation spielt, verstaatlicht wurde.

In GroBbritannien dagegen ist der Anteil dieser Kraffwerke zwar noch
gering. Allerdings wurden dort umfangreiche Erfahrungen bei der
Regulierung von Stromnefzen und speziell der Anreizregulierung
gesammelt, und das Land ist Vorreiter in Europa, wenn es darum geht,
neue Erzeugungstechnologien explizit in der Netzregulierung zu
berucksichtigen.

. . O/
Anteil der DE an der Stromproduktion (%
Quelle: Wade
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Abbildung 1-1: Anteil der dezentralen Erzeugung an der Stromproduktion
(%)

Quelle: (WADE 2006). detailliertere Informationen zu den DE-Kapazitdten in Dédnemark und UK finden
sich in den jeweiligen Fallstudien

Entsprechend der unterschiedlichen Entwicklung in Ddnemark und
GroBbritannien wird es in der britischen Fallstudie vor allem darum gehen,
wie dezentrale Erzeugung in die Anreizregulierung integriert wird und wie
dabei auBerdem zunehmend die Frage der langfristigen Netzentwicklung in
den Vordergrund ruckt. In der Fallstudie zu Ddnemark dagegen liegt der
Schwerpunkt darauf, wie aus Netz- und Systemsicht auf den hohen Anteil
dezenftraler Erzeugung reagiert wird und wie diese Systemtransformation
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nicht Uber die Anreizregulierung, sondern mit anderen Mechanismnen
gesteuert wird.

1.2 Fallstudie GroBbritannien

1.2.1 Status quo Netz und dezentrale Erzeugung

Trotz eines gewachsenen Interesses an DE und relativ groBer politischer
Aufmerksamkeit, ist der Anteil der DE in GroBbritannien bislang relativ gering
geblieben. Ende 2005 waren 13.310 MW Erzeugungskapazitdt an die
Verteilnetze angeschlossen (Econnect 2006), bei einer Gesamtkapazitat
von 81.7GW. Die Anlagen haben weniger als 10% zur britischen
Stromerzeugung beigetragen (DTl 2006).

DG by technology 2003 - 2006 (MW)
14000 @ Other
m CHP
12000 -
O Photowoltaic
10000 -
m Waste incinteration
(not CHP)
8000 - @ Landfill, sewage,
biomass (not CHP)
6000 - W Hydro
O Biomass/energy crops
4000 -| (not CHP)
O Tidal/wave
2000 -
| Offshore wind
° | Onshore wind
2003 2004 2005 2006 [ Onshore win

Abbildung 1-2: DE-Kapazitat in UK4
Quelle: (Woodman 2007)

4 Der Ruckgang von 2005 auf 2006 ist das Ergebnis einer Neuklassifizierung von Kraftwerken
bei einem Netzbetreiber und kein tatsdchlicher Kapazitdtsrickgang.
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Dem momentan geringen Anteil dezentraler Erzeugung stehen politische
Ziele gegenuber, den Anteil dieser Kraffwerke zu erndhen. Im Energie-
WeiBbuch, das 2006 verdffentlicht worden ist, hat die britische Labour-
Regierung betont, dass sie in der dezentralen Erzeugung eine langfristige
Alternative oder Ergdnzung zum zenftralisierten Stromsystem sieht ((DTI 20006),
S. 61). Konkretes Ziel der Regierung ist es, den Anteil der erneuerbaren
Energien an der Stromerzeugung bis 2015 auf 15 % zu erhéhen und bis 2010
eine KWK-Kapazitdt von 10 GW zu erreichen.

Im Gegensatz zu Deutschland ist die Netzbetreiber-Landschaft in
GroBbritannien wesentlich Ubersichtlicher: Wie die folgende Karte zeigt, ist
das Verteilnetz auf lediglich acht Unternehmen und 14 Netzgebiete mit
jeweils eigener Lizenz aufgeteilt.

of

+

e,
*

t' Scobtish and Southern

i
Seott sk Poswer
G CE Electric UK
United Central
/ Utilities eon ...

Bl

ScottishPower

EDFENERGY

t' Scoltish and Seuthern

Abbildung 1-3: Verteilnetzbetreiber in GroBbritannien

Quelle:(National Grid (www.nationalgrid.com/uk/Electricity/AboutElectricity/DistributionCompanies))
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1.2.2 Uberblick Entwicklung DE in Politik und Regulierung

Der britische Strommarkt wurde bereits 1990 privatisiert und liberalisiert. Der
britische Energieregulierer Ofgem5 war von Beginn an ein weltweiter
Vorreiter der praktischen Anwendung und Weiterentwicklung der
Anreizregulierung im Energiesektor.

In den neunziger Jahren war die Regulierung der Netfze vor allem darauf
ausgerichtet, kurzfristige Effizienzgewinne im bestehenden Netz zu erzielen
und die Netztarife zu senken (,asset sweating®). Seither kam in
GroBbritannien zunehmend auch die langfristige Entwicklung der Netze ins
Blickfeld der Regulierung (Helm 2003; 2005).

Etwa zur gleichen Zeit hat die Diskussion um die dezentrale Erzeugung
eingesetzt und ist seither zunehmend intensiv gefuhrt worden. Sowohl die
Regierung und insbesondere das zustandige Wirtschaftsministerium DTl als
auch die Regulierungsbehdrde Ofgem haben dabei eine explizite ,DE-
Policy® beftrieben, d.h. sie bearbeiten erneuerbare Energien und Kraft-
Wdarme-Kopplung auch unter dem Oberbegriff dezentrale Erzeugung.
Diese wird definiert als Erzeugung, die nicht an das Ubertragungs-, sondern
an das Verteilnetz angeschlossen ist (Ofgem 2002). Dezenftrale Erzeugung ist
damit ein Netzthema und diskutiert werden Netzintegration dezentraler
Erzeugung, die Rolle der Netzbetreiber und die Konsequenzen fur die
Netfzregulierung. Die Verteilnetzbetreiber werden als ein SchlUsselakteur
gesehen. Ofgem sieht es als seine Aufgabe, ,to encourage DNOs to
undertake the investment required fo facilitate distributed generation
connections (and generally be proactive and positive in responding to
connection requests)”,

Bereits im Jahr 2000 wurde die Embedded Generation Working Group
gegrundet, die die Auswirkungen des neuen GroBhandelsmarktes NETA auf
dezentrale Erzeugung unfersuchen sollte. Ein zenfrales Ergebnis dieser
Arbeit ist (DTl 2001), dass die wichtige Rolle der Verteilnetzbetreiber und
deren mangelnde Anreize fur dezentfrale Erzeugung herausgearbeitet
wurden. Auch die Auswirkungen der Anschluss- und NetznutzungsgebUhren
wurden untersucht.

Die Regierung hat in ihrem 2003 veroffentlichten Energy White Paper die
Bedeutung der Regulierung fur die Entwicklung der dezentralen Erzeugung
hervorgehoben ((DTI 2003), S. 4.21-22): “"Under the present price control
rules there is no financial incentive for the DNOs to connect distributed
generation to their neftworks. We therefore believe that the regulatory
framework needs to be amended so that the DNOs connect and use
higher levels of distributed generation”.

5 Ofgem ist im Jahr 1999 durch eine Fusion des Gasregulierers Ofgas und des
Stromregulierers Offer entstanden.
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Daraufhin hat Ofgem das Thema in seinem Distribution Price Control
Review aufgenommen, mit Blick auf die neue Regulierungsperiode fur VNB,
die im Jahr 2005 beginnen sollte. Seit Beginn der DG-Diskussion hat sich der
Fokus zunehmend erweitert: vom reinen Anschluss dezenfraler Erzeugung zu
Netzintegration, Innovation und einer Transformation der Netzstruktur und
damit von eher kurzfristigen Zielen zu einer langfristigen Perspektive.

Die starke Betonung von Netzfragen und die Behandlung der DE im
Rahmen der Netzregulierung hat zum einen damit zu tun, dass das Land
eine relativ lange Regulierungstradition hat und der Regulierer Ofgem sich
im Zuge der Weiterentwicklung der Anreizregulierung auch der Frage
angenommen hat, wie sich die Regulierung auf die dezentrale Erzeugung
auswirkt und wie die Netzintegration beférdert werden kann. Eine groBe
Rolle gespielt hat aber auch, dass die Politik der Forderung von
Energietechnologien wie erneuerbare Energien und KWK sehr stark darauf
sefzt, diese Technologien in den Markt zu integrieren. Die Forderung von
Kraftwerken auf der Basis erneuerbarer Energien war in GroBbritannien
bislang vergleichsweise ineffektiv, zundchst mit einem
Ausschreibungssystem und seit 2002 mit der Renewables Obligation, einem
quotenbasierten Instrument. Umso mehr ist die Frage aufgetaucht, wie
Markt und Regulierung gestaltet sein mussen, damit dezentrale
Technologien eine Chance haben und nicht gegenUber zentraler
Erzeugung benachteiligt werden (level playing field)°.

Die folgende Tabelle stellt die Beschreibung des englischen Status Quo in
Sachen Ausbau dezentraler Erzeugung und Netzintegration der deutschen
Situation gegenuber.

Deutschland UK

Férderung der Sehr effektive Forderung (vor Weniger effektive Forderung

EE-Erzeugung allem EEG) (Renewables Obligation)

(far einen Vergleich

zwischen Deutschlond und

GroRbritannien siehe

Mitchell et al. 2006)

Netzintegration Bisher haben Netzbetreiber Netzintegration ein zentrales
starke Anreize gegen DE, Thema,
neue Erzeugung wird Regulierer Ofgem kUimmert sich
zunehmend auch als um Anreize der VNB
Netzthema diskutiert Zukunft der Netze wird diskutiert

Tabelle 1-1: EE und Netzintegration: Deutschland und UK im Vergleich

6 Vor allem die Einfihrung des neuen GroBhandelsmarktes NETA im Frahling 2001, der
Zuverl@ssigkeit und Steuerbarkeit von Kraffwerken anlagenscharf belohnt bzw. bestraft, hat
die Frage aufgeworfen, wie dezentrale Anlagen in einen solchen Markt integriert werden
kénnen.
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1.2.3 DG Hybrid Incentive

1.2.3.1 Beschreibung

Das DG Hybrid-Incentive wurde durch den letzten so genannten
Distribution Price Control Review im Jahr 2005, d.h. zu Beginn der aktuellen
Regulierungsperiode, eingefuhrt. Durch das neue Regulierungsinstrument
werden die Netfzkosten dezentraler Erzeugung durch den Regulierer
berdcksichtigt und den Netzbetreibern sollen Anreize gegeben werden, DE
moglichst kosteneffizient anzuschlieBen. Hybrid” heiBt der Mechanismus
deshalb, weil er Elemente der direkten Kostenerstattung- und der
Anreizregulierung verknUpft (oder der kosten- und der preisbasierten
Regulierung). Im Einzelnen besteht der Mechanismus aus den folgenden
Elementen:

e Mit der Einfuhrung des Hybrid Incentfive wurden die zuvor geltenden
tiefen Anschlussgebuhren durch flache Anschlussgebuhren abgeldst.
Anlagenbetreiber bezahlen direkt also nur noch fur die
Netzanschlusskosten, nicht fUr Netzerweiterungskosten.

¢ Die Netzbetreiber kbnnen die Kosten der DE, die uber die direkten
Anschlusskosten hinausgehen, zu 80% direkt an die Netzkunden
weitergeben, genauer gesagt uber die ,generator use-of-system
charge’ an die Erzeuger, die nach dem 1. April 2005 angeschlossen
worden sind (direkte Kostenerstattung).

e Daruber hinaus erhéht sich ihre Erlbsobergrenze (revenue cap) fur
15 Jahre um £ 1.5 pro Jahr fur jede angeschlossene kW dezentrale
Erzeugung. Dieser Wert beruht auf der Festlegung, dass es VNB durch
das Hybrid Incentive ermdglicht wird, eine im Vergleich zur
Regulierung anderer AktivitGten um einen Prozentpunkt hoéhere
Rendite zu erwirtschaften (7,9 statt 6,9 %).

e Die Erlésobergrenze der Netzbetreiber wird um zusatzlich £ 1 pro kW
und Jahr erhdht, um zusatzliche Kosten von Netzbetrieb und -
unterhalt zu berucksichtigen.

e Die Rendite, die Netzbetreiber insgesamt aus DE-bezogenen
Investitionen erwirtschaften, ist sowohl nach oben begrenzt (durch
das Doppelte der durchschnittlichen Kapitalkosten) als auch nach
unten (durch die H6he der Fremdkapitalkosten).

e Enfstehen Kosten Uber £200/kW, werden diese vom
Anlagenbetreiber Uber die Anschlussgebuhren getragen.

e Daruber hinaus erhalten die VNB einen Anreiz, den kontinuierlichen
Nefzzugang fur DE sicherzustellen, da sie andernfalls eine
Strafzahlung an die DE-Betreiber entrichten mussen. FUr Anlagen am
Niederspannungsnetz handelt es sich dabei um einen Standardtarif,
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der der Zahlung an Verbraucher entspricht, bei hdbheren
Spannungsebenen mussen die Netzbetreiber £ 0,002/kW pro Stunde
enfrichten.

Das Hybrid Incentive ist vor allem darauf ausgerichtet, den Anschluss von
dezentralen Anlagen ans Netz zu beférdern. Der Erlostreiber ist an den
Anschluss des dezentralen Kraftwerks gekoppelt und nicht daran, wie und
wann die Anlage einspeist und ob die Anlage zur L&sung von netzseitigen
Problemen beitragt. Parallel zur EinfGhrung des Hybrid Incentives sind
jedoch auch die Regelungen verbessert worden, um DE ins Netz zu
infegrieren und Netzprobleme, wie zum Beispiel Netzengpdsse, mit
dezentralen Kraftwerken zu I6sen. Dazu wurde die Engineering
Recommendations P2/5°, die die Sicherheitsanforderungen an das Netz
definieren und seit den 70er Jahren gelten, durch die Engineering
Recommendations P2/6 ersetzt. In P2/5 wurde der mobgliche Beitrag
dezentraler Erzeugung zum Beftrieb von Verteilnetzen nicht angemessen
berlcksichtigt. P2/6 dagegen legt ein Verfahren fest, mit dem der Beitrag
verschiedener dezentraler Erzeugungsanlagen zur Netzsicherheit ermittelt
werden kann - eine Voraussetzung dafur, Netzengpdsse mit dezentralen
Optionen zu beseitigen.” Auch fluktuierende Erzeugung zum Beispiel aus
Windkraftwerken kann dabei berdcksichtigt werden. Dadurch wird es
ermaoglicht, dezentrale Erzeuger einzusetzen anstatt das Netz auszubauen.

1.2.3.2 Theoretische Bewertung

Die folgende Abbildung 1-4 zeigt eine sfilisierte Darstellung der beiden
Elemente ,Kostenerstattung” und ,Erhbhung der Erlbsobergrenze’ und
deren Verknupfung im britischen DG Hybrid Incentive (gestrichelte Linie).
Sie zeigt die Wirkungsweise der vollen Kostenerstattung einerseits und der
Erlbsobergrenze andererseits. Das Hybrid Incentive bestenht aus der
Kombination einer prozentualen Kostenerstattung und einer ergdnzenden
Erhdhung der Erlbsobergrenze.

7 Engineering recommendation P2/6 ist bei der Energy Network Association erhdltlich
(www.energynetworks.org)
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Erlose des Volle Kostenerstattung
1 VNB pro kW
Prozentuale
_ Kostenerstattung
-7 +Erlésgrenze
/. - erhéht (pro kW)

Erlésobergrenze
erhéht (pro kW)

Prozentuale
Kostenerstattung

Erganzende Erhéhung
der Erlésober-

grenze
(pro kW)
Kosten
des VNB
Durchschnittliche Netzkosten von DE PO kW

Abbildung 1-4: Funkfionsweise des DG-Hybrid Incentives in UK (Sfilisierte
DarstellunQ)

Nachfolgend werden die einzelnen Elemente des DG-Hybrid-Incentives
und ihre Kombination, wie in der Abbildung dargestellt, ndher erlGutert.

Bei einer vollen Kostenerstattung kdnnen Netzbetreiber die Kosten, die
durch DE im Netz entstehen, direkt und in voller HOhe an die Netzkunden,
die ein Netzentgelt bezahlen, weitergeben. Im Falle des Hybrid Incentives
werden die Kosten an die Erzeuger Uber die ,generator use-of-system
charge’ weitergegeben. Die Kosten unterliegen damit nicht der
Anreizregulierung, sondern der Mechanismus entspricht einer rein
kostenbasierten Regulierung, wie sie vor Beginn der Anreizregulierung
vorherrschted. Die Kosten werden so behandelt, als kdnnten sie vom
Netzbetreiber nicht beeinflusst werden. Dieser Mechanismus sichert die VNB
gegen das Kostenrisiko durch DE und Ubertrdgt das Risiko auf die
Netzkunden. Dem VNB wird so ein Anreiz gegen DE genommen.

8 Die Kosten werden aus der Formel der Anreizregulierung herausgenommen und in einen
z-Faktor Uberfdhrt: R, <R,_;-(1+RPI-X)+z.
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Kann der Netzbeftreiber sémiliche Kosten der DE direkt an die Netzkunden
weitergeben (100% Kostenerstattung), entstehen ihm keinerlei Risiken,
weder in die eine noch in die andere Richtung. DE wdre fur ihn keine
zusdtzliche Belastung (vorausgesetzt, der VNB kann tatséchlich alle Kosten
weitergeben). Die aktive Férderung dezentraler Anlagen kann fur den VNB
aber auch nicht zu einem zusdtzlichen Geschdftsfeld werden, weil er immer
nur seine Kosten erstattet bekommt. Auch hdtte der VNB keine Anreize, die
dezentralen Anlagen moglichst effizient an sein Netz anzuschlieBen und
ggof. in den Netzbetrieb zu integrieren. Denn auch diese Effizienzgewinne
wurden direkt an die Netzkunden weitergegeben.

Im Gegensatz dazu erhdhen sich bei der volumenabhdngigen Erhdhung
der Erlésobergrenze die Erldse des VNB abhdngig von der angeschlossenen
Leistung und unabhdngig von seinen tatsaGchlichen Kosten (horizontale
Linie in Abbildung 1-4). Dieser Mechanismus entspricht in seiner
Funkfionsweise der allgemeinen Anreizregulierung. Er hat zur Folge, dass die
VNB an DE verdienen kbnnen, solange die tatsdchlichen Kosten unterhalb
des Erléstreibers liegen.

Das britische DG Hybrid Incentive verknUpft die beiden Mechanismen. Es
zielt darauf ab, verschiedene Ziele und Anreize zu verbinden. Laut Ofgem
(Ofgem 2004d) soll das Instrument “combine incentives for efficiency with
protection against cost uncertainty”. Die VNB sollen insgesamt einen Anreiz
haben, den Anfeil der dezentfralen Erzeugung in ihrem Netz moglichst
effizient - d.h. mit mdglichst geringen netzseitigen Kosten - zu erhdhen.

Zum einen ist das Hybrid Incentive so kalibriert worden, dass bereits
Netzbetreiber, die DE zu durchschnittlichen Kosten anschlieBen, eine um
einen Prozentpunkt héhere Rendite erwirtschaften kdnnen. Das kann so
interpretiert werden, dass generell das hbhere Risiko der Netzbetreiber, das
mit dem politischen Ziel der Ausweitung von DE und dem Kostenrisiko
einzelner Anschlusse verbunden sein kann, ausgeglichen werden sall.
DarUber hinaus kann ein VNB mit dezentraler Erzeugung die Rendite
zusdtzlich  erhbhen  (bis zur Obergrenze des Doppelten der
durchschnitflichen Kapitalkosten), wenn es ihm gelingt, die exogen
vorgegebenen Anlagen Uberdurchschnittlich effizent an sein Netz
anzuschlieBen. Selbstverstandlich muss diese zusatzliche Rendite von den
Netfznutzern finanziert werden, die allerdings im Gegenzug mit
Effizienzsteigerungen im Netz rechnen kdnnen, die ihnen mittelfristig zu Gute
kommen.

Das Element der Kostenerstattung sorgt dafur, dass ein VNB nicht bestraft
wird, wenn viel DE an sein Netz angeschlossen wird und ihm dadurch
uberdurchschnittliche Kosten entstehen - sei es, weil in einem Netzgebiet
ein hohes Potenzial fur erneuerbare Energien vorhanden ist oder weil die
Anlagen nur mit hohem Aufwand an das Netz angeschlossen werden
kdénnen.
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Auf der anderen Seite soll der komplementdare Erldstreiber — entsprechend
der generellen Funktionsweise der Anreizregulierung — VNB einen Anreiz
geben, DE moglichst kosteneffizient in das Netz zu integrieren. Denn wenn
es den VNB gelingt, die Differenz zwischen den zusdtzlich erlaubten Erlbsen
und den zusatzlichen Kosten zu erhohen, kdnnen sie diese Differenz
zumindest zeitweise fur sich verbuchen. Auch wenn die Anzahl und die Art
der dezentralen Erzeuger, die an ein Netz angeschlossen werden, fur den
VNB weitgehend exogen sind, sollte er eine gegebene Menge zu moglichst
geringen Kosten an sein Netz anschlieBen bzw. soweit moglich Netzkosten
durch DE einsparen. Mit welchen MaBnahmen er das erreicht, bleibt dem
VNB im Rahmen der gesetzlichen Vorgaben (z.B. Anschlusspflicht)
uberlassen. So sollten VNB einen Anreiz haben, den technischen Anschluss
an einem gegebenen Punkt moglichst effizient durchzufUhren. DarUber
hinaus sollten VNB ein Inferesse daran haben, ihr Netz fur DE-Beftreiber
fransparent zu machen und aus Netzsicht gunsfige Standorte zu
~vermarkten™ und den netzseitigen Nutzen einer Anlage zu maximieren. Die
oben beschriebene Engineering Recommendation P2/6 hat zudem die
Moglichkeit  erdffnet, dezentrale  Erzeugung als  Ressource  zur
Gewdhrleistung der Netzsicherheit zu nutzen, wodurch DE ggf. den Ausbau
des Neftzes ersetzen kann.

Insgesamt neuftralisiert das Hybrid Incentive damit Anreize der VNB gegen
DE und gibt ihnen dartber hinaus positive Anreize. DE kann zu einer
zusdtzlichen Einnahmequelle werden. Die Moglichkeit, zusatzliche Erldse zu
erzielen, folgt der allgemeinen Logik der Anreizregulierung, den regulierten
Unternehmen finanzielle Anreize zu geben, bestimmte Ziele umzusetzen.
Bislang hat es sich dabei vor allem um das Ziel eines effizienten Netzbetriebs
gehandelt, aber der effiziente Anschluss von DE kann in diesen Rahmen
ebenso integriert werden wie das effiziente Erreichen von Qualitatszielen.

Es fallt auf, dass die Struktur des Hybrid Incentives und der Erlostreiber fur
alle Netzbetreiber und alle dezentralen Erzeugungstechnologien identisch
sind?. Es wird nicht nach Erzeugungstechnologien oder Netzstrukturen
differenziert und mithin nicht zwischen den vom Netfzbetreiber
beeinflussbaren und den nicht beeinflussbaren Kosten. Vielmehr werden
alle Netzbetreiber und alle DE-Technologien mit dem gleichen MaB
gemessen.

9 Ausnahme ist Scottish Hydro, inzwischen Teil von Scottish and Southern Energy, fur die der
Eriéstreiber auf £2 pro Jahr festgelegt wurde. Der Verzicht auf technologiespezifische
Eriéstreiber mag nicht zuletzt in dem Grundprinzip der englischen Innovations- und
Technologieférderung begrindet liegen, ,picking winners” zu vermeiden. Entsprechend
wurde zum Beispiel auch bei der Férderung von EE-Erzeugungstechnologien durch die
Renewables Obligation eine einzige Quote fur alle EE-Technologien festgelegt.
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Die netzseitigen Kosten- und Nutzeneffekte dezentraler Erzeugung kdnnen
jedoch sehr unterschiedlich sein, abhdngig von der Erzeugungstechnologie
und der Netzsituation (fur einen Uberblick Uber entsprechende Referenzen
sieche (Bauknecht, Brunekreeft 2008; Frontier Economics 2003)). Auch die
Prognostizierbarkeit der Kosten kann sehr unterschiedlich sein. Das
erschwert die Standardisierbarkeit der DE-bedingten Netzkosten. Diese
Bandbreite kann nur schwer mit einem einzigen Erldstreiber eingefangen
werden. Darauf haben im Rahmen des Distribution Price Control Review,
der den Mechanismus hervorgebracht hat, auch zahlreiche Stakeholder,
insbesondere Netzbetreiber hingewiesen'®,

Das Element der Kostenerstattung kann auch damit begrindet werden,
dass dadurch diese Unterschiede zwischen Netzbetreibern berlcksichtigt
werden kébnnen. Die Kombination aus Kostenerstattung und Erhéhung der
Erlésobergrenze erlaubt eine stdrkere Differenzierung, da dadurch
zumindest zum Teil die taftsGchlichen Kosten berlcksichtigt werden. Wurde
der Mechanismus nur aus einer Erhbhung der Erlésgrenze bestehen,
kbnnten manche VNB mit manchen DE sehr hohe zusdtzliche Gewinne
machen, wdhrend andere Gefahr laufen wurden, dass die zusatzlichen
Kosten die zusdtzlichen Erlbse deutlich Ubersteigen (zumindest im Rahmen
der festgelegten Renditeober- und untergrenze).

Prinzipiell kann der englische Ansatz einheitflicher Parameter in zwei
Richtungen weiterentwickelt werden:

1. Durch technologiesperzifische Kennziffern kann starker nach
unterschiedlichen Erzeugungstechnologien unterschieden werden,
mit der Begrundung, dass diese unterschiedliche Netfzkosten
verursachen (z.B. fluktuierende vs. nicht-fluktuierende Erzeugung).
Dabei stellt sich die Frage, wie die Kontextabhdngigkeit der
technologiespezifischen Kosten berlcksichtigt werden kann, zum
Beispiel bedingt durch die Penetration und Dichte der dezentralen
Erzeugung (Cao et al. 2006).

2. Oder es kann starker nach Netzbereichen differenziert werden, mit
der Begrundung, dass unferschiedliche Netze unterschiedliche
inhdrente Kosten fur den Anschluss dezentraler Erzeugung haben (z.B.
ausgehend von den jeweiligen Primdrenergie- oder
Wdrmesenkenpotenzialen und deren radumlicher Verteilung).

10 Ofgem hat die entsprechenden Kommentare wie folgt zusammengefasst (www.ofgem
.gov.uk): “The majority of respondents welcomed the idea of a hybrid cost driver, although
one respondent considered a £/MW driver was not appropriate at this time dute to the
lack of data on DG costs. Most other respondents also recognised the difficulty involved in
calculating a robust for the €/MW driver, given the range of factors to be considered in
establishing this figure.”
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Der zweite Ansatz der Regulierung unterschiedlicher Kosten von DG in
unterschiedlichen Netzgebieten kbnnte sich am ,menu of sliding scale’
Ansatz orientieren, der seit 2005 in GroBbritannien fur die Regulierung der
Verteilnetze (nicht aber fur die DG-spezifischen Kosten) angewandt wird
(Bauknecht, Brunekreeft 2008; Crouch 2006). Dabei kbnnen die
Netzbetreiber aus einem vorgegebenen ,Menu’ selbst eine Kombination
aus den beiden Elementen Kostenerstattung und Erlostreiber auswdahlen,
die der Kostensituation in inrem Netz am besten entspricht. Die Regulierung
soll so auf die unterschiedlichen Kosten- und Anreizstrukturen der
Netzbetreiber zugeschnitten werden, ohne dass der Regulierer diese
Strukturen der einzelnen Netzbetreiber jeweils kennen muss.

1.2.3.3 Praktische Bewertung

Das britische DG Hybrid Incentive ist ein in Europa und nach unseren
Recherchen auch weltweit einmaliger Versuch, DE im Rahmen der
Anreizregulierung explizit zu berucksichtigen'!!. Die theoretische Bewertung
hat gezeigt, wie durch das Instrument verschiedene Anreize miteinander
verknupft werden. Darlber, wie diese Anreize in der Praxis wirken, liegen
bislang allerdings keine systematischen Analysen vor.

Vor Einfhrung des neuen Instruments hat Ofgem ein so genanntes
.Regulatory Impact Assessment’ durchgefuhrt, das dessen Auswirkungen
untersuchen sollte (Ofgem 20040q), in dem jedoch nur mehr oder weniger
allgemeine Aussagen enthalten sind.

Interessant ist der Kostenvergleich in der folgenden Tabelle, der die Kosten,
die den Netznutzern (d.h. den neu angeschlossenen DE-Betreibern) durch
das Hybrid Incentive enfstehen, den Kosten einer ,normalen®
regulatorischen Behandlung gegenuberstellt und zeigt, wie die Erzeuger mit
zusQtzlichen Kosten belastet werden, um die zusdtzliche Rendite der
Netzbetreiber zu finanzieren (bei den erwarteten durchschnittlichen DE-
bedingten Kosten).

Ein speziellerer Mechanismus zur BerUcksichtigung dezentraler Optionen, die
Netzinvestitionen ersetzen kébnnen, wurde in Australien implementiert, siehe dazu Kapitel
1.4,
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Neue DG- | Kosten durch Kosten durch | Differenz ~ der | Differenz
Kapazitat | Einstellung in das das DG Hybrid | Gesamtkosten | pro kW
regulierte Incentive
Anlagenvermogen 7 .5%
(Kapitalkosten 6,5%) Verzinsung)
MW (Emio/Jahr) (&/kW/Jahr)
(Emio/Jahr) (Emio/Jahr)
200 10,6 11.3 0.7 0,35
5000 26,6 28.3 1.7 0,35
10000 53.2 56,6 3.5 0,35

Tabelle 1-2: Kosten des DG-Hybrid Incentives
Quelle:(( Ofgem 2004b), S. 8, eigene Ubersetzung)

Ofgem argumentiert, dass die zusatzlichen Kosten fur die Betreiber
dezentraler Anlagen gering sind im Vergleich zu den
Einnahmemaoglichkeiten durch das britische Forderinstrument ,Renewables
Obligation® und dass die Erzeuger zudem von den induzierten
Effizienzgewinnen im Netz profitieren kénnen. Ofgem gesteht zwar ein, dass
es schwierig sei abzuschdtzen, wie sich der Anreizmechanismus auf die
Effizienz auswirken werde. Die Regulierungsbehdrde argumentiert jedoch,
dass sie gute Erfanhrungen mit der Wirkung solcher Mechanismen auf die
Kosten gemacht habe und dass bereits eine Reduktion der DE-bedingten
Netzkosten um 6 % die erhdhten Netzentgelte, die durch die hdhere
Rendite verursacht werden, ausgleichen wurden.

Diese Rechnung verdeutlicht, dass die praktische Wirkung eines solchen
Instruments sehr stark von der Festlegung der Parameter abhdngt, d.h. von
der H6he der Kostenerstattung und des komplementdren Erldstreibers. Nur
dann erhalten die Netzbetreiber ausreichend Anreize, ohne UbermdBige
Renditen erwirtschaften zu konnen.

Das Instrument muss in der Praxis entsprechend sorgfaltig kalibriert werden
und es stellt sich die Frage, wie die Hohe des zusatzlichen Erldstreibers
sinnvoll  ermittelt werden kann. Der entsprechende Prozess in
GroBbritannien ist nur schwer nachzuvollziehen — Ofgem verweist lediglich
darauf, dass die quantitative Ausgestaltung des Hybrid Incentrives basiert
.on the views of its consultants, Ofgem’s own work and the cost
information reported by the DNOs” (Ofgem 20040q), S. 43).

Die Tatsache, dass ein DNO bereits dann, wenn die DE-bedingten Kosten
dem Erléstreiber entsprechen und dieser nicht unterschritten wird, seine
Rendite erhbhen kann, deutet auf eine relativ starke Anreizwirkung.
Angesichts des bislang sehr geringen DG-Anteils in GroBbritannien und der
relativ. geringen Erfahrung vieler Netzbetreiber mit DG mdgen
entsprechend starke Anreize gerechftfertigt sein.
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Ein Indikator fur die Wirksamkeit des Hybrid Incentive ist die Entwicklung der
DG-Kapazitdt und der Anschlussrate. Seit Einfuhrung des DG Incentives zu
Beginn der Regulierungsperiode im April 2005 bis Ende 2006 sind ca.
600 MW neu an die Verteilnetze angeschlossen worden. Die Anschlussrate
hat sich damit seit der Einflhrung des Instruments nicht signifikant verdndert
(Woodman 2007), siehe auch Abbildung 1-3. Vor Einfuhrung des neuen
Mechanismus gab es sogar einen kurzfristigen Anstieg der Anfragen von
DG-Betreibern an die VNB. Sicherlich hat dabei die Unsicherheit dartber
eine Rolle gespielt, wie sich das neue Instrument auf die Anlagenbetreiber
auswirken wird. Das kann auch darauf zurickgefuhrt werden, dass manche
DG-Betreiber damit gerechnet haben, dass sie in dem neuen Regime die
zusatzlichen Renditemodglichkeiten der VNB finanzieren mussen und unter
dem alten Regime insgesamt weniger stark und kalkulierbarer mit
Netzkosten belastet werden. Woodman kommt in ihrer Analyse des Hybrid
Incentives insgesamt zu dem Ergebnis: , At best then, the level of DG on the
system has confinued fo grow, albeit slowy and with no clear indication
that the DG incentives contained in the price control have had a positive
impact. More seriously, however, the interest in fufure connections appears
to be declining”.

Wdhrend der Mechanismus von Anlagenbetreibern zumindest zu Beginn
eher skeptisch aufgenommen worden ist, wird er von den Netzbetreibern
zumindest in offiziellen Stellungnahmen prinzipiell begriBt, zum Beispiel im
Rahmen der von Ofgem durchgefuhrten Konsultationsprozesse (siehe
(www.ofgem.gov.uk)). Obwohl die VNB im Prinzip durch diesen
Mechanismus eine zusdtzliche Rendite erzielen kdnnen, scheint sich ihr
tatsachliches Interesse bislang jedoch in Grenzen zu halten. Aus einer Reihe
von Gesprdchen mit Netzbetreibern hat sich der Eindruck ergeben, dass
die moglichen zusdtzlichen Renditen, die durch das Instrument erzielt
werden kénnen, zu klein sind, um ausreichend Aufmerksamkeit durch das
Management zu erhalten.

Auch wenn diese ersten Hinweise den Eindruck ergeben, dass die Wirkung
des Mechanismus bislang eher schwach ist, ist es insgesamt sicherlich zu
frah fur eine abschlieBende Bewertung der praktischen Wirkung des DG
Hybrid Incentives. Auch darf nicht vergessen werden, dass der Erfolg
dezenfraler Erzeugung von vielen anderen Faktoren abhdngt. Die
Netzintegration ist nichtsdestotrofz ein wichtiger Aspekt, der vor allem bei
zunehmender Durchdringung von DE an Bedeutung gewinnen wird.

Die Wirksamkeit des Mechanismus wird im Rahmen des ndchsten
Distribution  Price  Contfrol Review vor Beginn der ndchsten
Regulierungsperiode im Jahr 2010 uberpruft werden. Dann kébnnen auch
eventuelle Effizienzsteigerungen der DE-bedingten Kosten im Netzbetrieb
an die DE-Betreiber weitergegeben werden.
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1.2.4 Innovationsorientierte Instrumente

Neben dem in 1.2.3 dargestellten Hybrid Incentive, das den Netzbetreibern
Anreize geben soll, dezentrale Erzeugung an ihr Netz anzuschlieBen, hat
Ofgem im Rahmen des Distribution Price Control Review 2005 zusdatzlich
zwei Instrumente eingeflhrt, die speziell auf Netzinnovationen ausgerichtet
sind und die netzbezogene Forschung & Entwicklung bzw. innovative
Demonstrationsprojekte zum Anschluss dezentraler Erzeugung befdrdern
sollen (Ofgem 2004b; Ofgem 2004c; Ofgem 2004d).

Ein wichtiges Ziel ist letztendlich auch hier, dezentrale Erzeugung zu férdern.
GroBbritannien ist bislang das einzige Land in der EU, das im Rahmen der
Netzregulierung explizite Mechanismen zur Foérderung von
Netzinnovationen verankert hat.

1.2.4.1 Hintergrund

Die Notwendigkeit, Regulierungsinstrumente einzufuhren, die speziell auf
Netzinnovationen ausgerichtete sind, kann einerseits damit begriundet
werden, dass

¢ |nnovationsanreize der Verteilnetzbetreiber wesentlich durch die
Regulierung bestimmt werden,

e die Anreizregulierung Innovatfionen durch Netzbetreiber behindern
kann, insbesondere dann, wenn sie auf kurzfristige Effizienzgewinne
ausgerichtet sind (Holt 2005).

Andererseits scheint die Zeit fur eine innovationsorientierte Regulierung
ounstig,

e da der zunehmende Investitionsbedarf in den Nefzen eine
Gelegenheit darstellt, neue Netzkonzepte einzufUhren,

e der zunehmende Anteil dezentfraler Erzeugung und das Potenzial
dezentraler Optionen einen Bedarf fur Netzinnovationen mit sich
bringen,

e und schlieBlich eine ganze Reihe von innovativen Netzkonzepten und
innovativen Losungen vorliegen, die es weiterzuentwickeln und
umzusetzen gilt (Strbac et al. 2007).

1.2.4.2 Beschreibung

IFl und RPZ orientieren sich prinzipiell an den Mechanismen, die fur das
Hybrid Incentive gewdahlt wurden. Wie die folgende Abbildung zeigt, sollen
sie unterschiedliche Phasen des Innovationsprozesses mit unterschiedlichen
Risikoprofilen adressieren.
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Risk

The Innovation
Process

| J Time
Research Development Demonstration Adoption Innovation Phase
(In Lab) (Lab or Field) (Field) (Field)
Rarely a phase Innovation Registered Existing
for DNO Funding Power regulation
participation Incentlive Zones works well

Abbildung 1-5: Der Innovationsprozess und die Rolle von IFl und RPZ
Quelle:(Ofgem 2004c)

Im Einzelnen bestehen die beiden Insfrumente aus den folgenden

Eleme

Das In

nten:
novation Funding Incentive (IFl)

adressiert Forschung und Entwicklung in den Bereichen Netzdesign, -
betrieb und —unterhalt.

Bis zu 0,5% der regulierten Erlése durfen fur IFl aufgewendet werden.

Die  Projekte  werden  typischerweise von Dritten z.B.
Forschungsinstituten) durchgefuhrt, jedoch kénnen Netzbetreiber bis
zu 15% des erlaubten Budgets fur eigene Forschungstatigkeit
ausgeben.

Die Kosten kdnnen uber funf Jahre zu durchschnittlich 80% direkt an
die Netzkunden weitergegeben werden. Der Anteil der Kosten, die
weitergegeben werden kbnnen, sinkt allerdings im Laufe der
Regulierungsperiode, wie in der folgenden Tabelle dargestellt.

Jahr

2005/6 | 2006/7 | 2007/8 | 2008/9 |2009/10

Kostenweitergabe | 90 % 85 % 80 % 75 % 70 %

Tabelle 1-3: Kostenerstattung im IFl
Quelle:(Ofgem 2003; Ofgem 2004b)
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Im Gegensatz zum IFl, das grundlegende Entwicklungsarbeit fordern soll,
zielt das Instrument der Registered Power Zones (RPZ) auf die Umsetzung
innovativer Netzkonzepte beim Anschluss dezentfraler Anlagen in
Demonstrationsprojekten. Grundlage sind die Regelungen des Hybrid
Incentive, allerdings

e wurde der komplementdre Erlbstreiber bei RPZ-Projekten fur 5 Jahre
verdreifacht (von 1,5 £/kW auf 4.5 £/kW),

e und fUr die zusatzlichen Erldése, die von VNBs mit RPZs erzielt werden
kobnnen, wurde eine Obergrenze von insgesamt 0,5 £mio pro Jahr pro
VNB festgelegt.

e RPZ-Projekte mussen bei Ofgem registriert,  von der
Regulierungsbehodrde aber nicht genehmigt werden.

1.2.4.3 Theoretische Bewertung

Zunachst ist bemerkenswert, dass mit [Fl und RPZ RD&D-Kosten von
Netzbeftreibern explizit in der Netzregulierung anerkannt werden und damit
ein deutliches Signal an die Netzbetreiber gegeben wird, sich nicht nur auf
kurzfristig zu erzielende Effiziienzgewinne zu konzentrieren, sondern auch
lGngerfristige und mit Risiko behaftete Optionen zu testen. Prinzipiell bauen
die beiden Instrumente in ihrer Funkfionsweise auf dem oben
beschriebenen DG Hybrid Incentive auf. Beide nutzen einen partiellen
Kostenerstattungsmechanismus, das RPZ enthdlt zusatzlich einen (erhdhten)
ErlGstreiber. Wie das Hybrid Incentive versuchen sie positive Anreize, in
diesem Fall far Forschungs- und Demonstrationsprojekte,  mit
Effizienzanreizen zu verknupfen. Beide belohnen nicht einfach Ausgaben in
Forschung und Entwicklung (die Innovationsinputs), sondern sie geben den
VNB einen Anreiz, effiziente RD&D und ,nuztliche’ Innovationen anzustreben
(d.h. Outputs).

Die Begrundung dafur, dass die Netznutzer 80 % der RD&D-Ausgaben
finanzieren, ist, dass sie zu Beginn der folgenden Regulierungsperiode auch
von den dadurch zu erzielenden Effiziienzgewinnen profitieren kdnnen,
wenn die Kosten der VNB analysiert und Kostenreduktionen an die
Netznutzer weitergegeben werden. Die Netfznufzer tragen also einen
groBen Teil der Kosten einschlieBlich der Risiken, sollen dafur aber auch von
den Innovationsgewinnen profitieren kobnnen. Die beim VNB verbleibenden
Kosten und Risiken sollen ihm den genannten Effizienzanreiz geben.

Folgende Beispielrechnung von Ofgem verdeutlicht, wie durch das IFl
Kosten und Nufzen neu zwischen VNB und Netznutzer austariert wird und
damit far den VNB rentabel werden. Ohne |Fl wdare die Investition zwar
sowohl volkswirtschaftlich als auch aus Sicht der Kunden rentabel, wurde
aber vom VNB nicht durchgefuhrt, weil far ihn der Barwert der Investition
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negativ ware. Mit IFl werden die Kosten neu verteilt, wodurch die Investition
auch fur den VNB rentabel wird.

RD&D investment €5 mio

Uber welchen Zeitraum? 5 Jahre

Durch die Innovation € 1 mio
erzielte Einsparung £mio
pro Jahr

Uber welchen Zeitraum? 20

Diskontierungsrate 6.5 %

Barwert der Investition € 3,6 mio

Aufteilung von Kosten und Ohne IFI Mit IFI
Nutzen

Kostenaufteilung 100 % beim VNB 20 %beim DNO und 80 %
bei den Netzkunden

Gesamteinsparung far £5 mio £5 mio
den VNB (in fUnf Jahren)

Gesamteinsparung fur die €15 mio €15 mio
Netzkunden (in 15 Jahren)

Barwert der Investition fur £-1,1T mio £2,1 mio
den VNB

Barwert der Investition fur £4.,8 mio 1,6 mio
die Netzkunden

Tabelle 1-4: Wirkung des IFI-Mechanismus
Quelle: (Ofgem 2004c)

Eine detaillierte Analyse verschiedener Mdglichkeiten, Innovation in der
Netzregulierung zu berucksichtigen, sowie eine Einordnung von IFl und RPZ
findet sich in (Bauknecht et al. 2007; Brunekreeft, Bauknecht i.E.). Dabei
zeigt sich, dass die beiden Instrumenfe im Vergleich zu anderen
Instrumenten ausgewogene Anreize geben kdnnen.

1.2.4.4 Praktische Bewertung

Die praktischen Auswirkungen, vor allem im Sinne tatsdchlicher
Innovationen, sind schwer zu messen, vor allem im Fall der IFl. Wie fur das
Hybrid Incentive hat Ofgem vor Einfuhrung der beiden Mechanismen eine
Analyse der potenziellen Auswirkungen durchgefuhrt und dabei auch
versucht, den Nettonutzen zu ermitteln, der aus Sicht der Netznutzer jeweils
erzielt werden kann. Die folgende Tabelle zeigt das Ergebnis dieser Analyse:
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RPZ IFI
Mogliche Einsparungen 121 443
Kosten des Mechanismus 29 57
fur die Netzkunden
Nettoergebnis 92 386

Tabelle 1-5: Monetdre Bewertung von IFl und RPZ, Barwert in £mio
Quelle:(Ofgem 2004c)

Selbstverstdndlich zeigt diese Analyse nur eine Abschdtzung des Potenzials,
das gerade bei RD&D schwer zu bestimmen ist. Zudem besteht keine
Garantie, dass die Mechanismen dazu fuhren, dass die Netzbetreiber in
RD&D investieren, um das Potenzial zu erschlieBen.

In der Praxis gibt es einige Hinweise, dass die beiden Instrumente nur
langsam zu verstarkten RD&D-Akfivitdten der Netzbetreiber fUhren. Zwar
haben die R&D-Ausgaben der Netzbetreiber zugenommen. Allerdings hat
keiner der Netzbetreiber die von Ofgem vorgegebene IFI-Obergrenze von
0.5 % des Umsatzes erreicht ((Woodman 2007); sieche auch die jahrlichen
Berichte der VNB zu IFl und RPZ auf (www.ofgem.gov.uk)). Den Spitzenwert
erreicht EAF Energy mit 0,39 %.

Das kann teilweise darauf zuruckgefuhrt werden, dass VNB intern keine
Kapazitaten haben, R&D-Projekte zu inifieren und zu managen und diese
auch nicht von heute auf morgen aufgebaut werden kdnnen. Da die
beiden Instrumente zudem zundchst nur far die laufende
Regulierungsperiode eingefuhrt worden sind und bis Anfang 2007 keine
Sicherheit bestand, ob sie darUber hinaus weitergefuhrt werden, war es far
VNB auch schwierig, in den Aufbau von R&D-Kapazitaten zu investieren. Ein
groBer Teil der R&D-Aktivitdten hatten die Verldngerung der Laufzeit der
bestenhenden Neftzinfrastruktur zum Ziel und waren insofern eher auf die
bestehende Infrastruktur als auf innovative Netzkonzepte ausgerichtet, in
die dezentrale Optionen aktiv eingebunden werden.

Auch das RPZ-Instrument hatte bisher nur maBigen praktischen Erfolg. Bis
2007 sind nur drei RPZ bei Ofgem registriert worden (siehe die Berichte der
Netzbeftreiber auf (www.ofgem.gov.uk)). Bei keiner sind bisher allerdings
Anlagen ans Netz angeschlossen worden. In den drei registrierten RPZs ist
folgendes geplant:

e Cenftral Networks: Durch die RPZ soll es moglich werden, mehr DE
ohne Netzverstdrkung an das bestehende Netz anzuschlieBen. Dazu
soll ein ,dynamic line rating’ installiert werden, das es ermoglicht, das
Netz nicht mehr nur mit einer fixen Kapazitdt zu betreiben, sondern in
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real-time die jeweils aktuell verfugbare Kapazitdt zu ermitteln und zu
nutzen.

e Scoftish & Southern Energy: Auf der Orkney Insel sollen mehr
erneuerbare Energien an das Netz angeschlossen werden. Statt das
Nefz auszubauen, soll ein aktives Netzmanagement eingefuhrt
werden.

e EDF Energy: Der Einsatz einer Einrichtung zur Spannungskontrolle soll
es ermoglichen, in einem Iandlichen Netz zusdtzliche Windkraftwerke
anzuschlieBen.

Ende 2006/Anfang 2007 hat Ofgem einen Review der beiden Instrumente
durchgefuhrt (sieche (www.ofgem.gov.uk)). Dabei gab es kaum
grundsdatzliche Kritik an den beiden Instrumenten, aber eine Reihe von
Verbesserungsvorschldgen. So wurde vorgeschlagen, nachfrageseitige
MaBnahmen und den Einsatz von Speichern in den RPZ-Mechanismus
einzubeziehen. Auch wurde gefordert, es den VNB zu ermdéglichen, die
Anwendung neuer Technologien im Rahmen von RPZ in verschiedenen
Netzgebieten zu replizieren, um so die Diffusion der Innovation und weitere
Lerneffekte zu férdern.

Auch wurde wiederholt darauf hingewiesen, dass der RPZ-Mechanismus
zwar vor dllem VNB adressiert (und diese sich auch entsprechend stark in
den Konsultation von Ofgem zu den beiden Instrumenten beteiligt haben),
zur Errichtung einer RPZ aber die Kooperation zwischen VNB und
Anlagenbetreiber notwendig ist. Wahrend der VNB durch die RPZ eine
zusatzliche Rendite erzielen kann, haben DE-Betreiber vor allem ein
Interesse, an das Netz angeschlossen zu werden und kdnnen kaum davon
profitieren, wenn dies mit einer innovativen Methode geschieht, die zudem
auch fur sie mit Risiken behaftet ist und moglicherweise nicht so funktioniert
wie geplant.

Als Ergebnis des Reviews hat die Regulierungsbehdrde angekundigt, beide
Instrumente Uber die Lange der Regulierungsperiode hinaus zu verldngern,
um eine verbindliche und langerfristige Perspektive zu ermoglichen und die
langfristige Planbarkeit fur die Netzbetreiber zu verbessern. Ebenso soll die
Rate der Kostenerstattung im IFI-Mechanimsus zukunftig konstant bleiben,
um Verzerrungen in der zeitlichen Anreizwirkung zu vermeiden.

1.2.5 Eine neue Rolle der Netzregulierung?

Die bislang beschriebenen Instrumente sind ein Versuch, dezentrale
Erzeugung und Netzinnovationen explizit im Rahmen der Anreizregulierung
zu berucksichtigen und in diesen Rahmen, der sich seit Beginn der 90er
Jahre entwickelt hat, zu integrieren. GroBbritannien ist jedoch nicht nur
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deshalb ein inferessanter Fall. Dardber hinaus werden im Pionierland der
Anreizregulierung auch die Grundprinzipien dieser Regulierungsform
diskutiert und weiter entwickelt (z.B. (SDC 2007)). Dabei geht es zum einen
um eine Erweiterung der Ziele der bislang vor allem auf ékonomische
Effizienz ausgerichteten Regulierung um insbesondere soziale und
6kologische Aspekte. Zum anderen wird die Regulierung stdrker langfristig
ausgerichtet. Diese Entwicklung soll zum Abschluss der UK-Fallstudie kurz
dargestellt werden.

1.2.5.1 Nicht nur 6konomische Ziele

In GroBbritannien finden eine Reihe von Entwicklungen und Diskussionen
statt — nicht nur im Zusammenhang mit dezentraler Erzeugung - in denen es
darum geht, die Ziele der Regulierung breiter zu fassen als (kurzfristige)
bkonomische Effizienz und Wettbewerb und die die Tar &ffnen kdnnten fur
ein breiteres Verstndnis von Netzregulierung.

Zu Beginn der Liberalisierung war der Stromregulierer vor allem auf
6konomische Ziele ausgerichtet und war darauf fokussiert, den
Wettbewerb im Strommarkt zu entwickeln. Gleich zu Beginn ihrer ersten
Amtszeit 1997 hat die Labour-Regierung einen umfangreichen Review-
Prozess der Regulierung der Versorgungssektoren eingeleitet. Dieser
mundete im Jahr 2000 im ,Ufilities Act’, in dem u.a. auch die Ziele der
Regulierung erweitert worden sind. Das Geseftz ermodglicht es dem
Energieminister, dem Regulierer Richtlinien vorzugeben, nach denen auch
soziale und Umweltziele in der Regulierung bertcksichtigt werden mussen.
Zundchst ging es der Labour-Regierung vor allem um die Unferstutzung
sozialpolitischer Ziele, inzwischen sind aber auch umweltpolitische Ziele in
den Vordergrund geruckt (Helm 2005; MacKerron 2003). Damit einher geht
auch eine politischere Rolle von Ofgem. In einem Bericht der OECD ((OECD
2002), S. 26), heiBt es, dass “compared with arrangements in other
jurisdictions Ofgem’s role (...) represents a ' quasi-policy’ function and is an
interesting institutional innovation that is driven by the Utilities Act”.

Die Okonomischen Ziele haben zwar nach wie vor Vorrang, doch
ubernimmt Ofgem zunehmend die Rolle einer ,Energy Agency”, die
breitere energiepolitische Ziele, wie sie im Energie-WeiBbuch '‘Our Energy
Future — Creating a Low-carbon economy’ aus dem Jahr 2003 (DTl 2003)
festgelegt worden sind, umsetzen soll ((Helm 2004), S. 34).

Der britischen Regulierungsbehérde fur den Wassersektor, Ofwat, ist die
Nachhaltigkeit der Wasserversorgung als Ziel vorgegeben worden,
wodurch 6kologische und soziale gleichrangig neben ékonomische Ziele
gefreten sind und es wird diskutiert, inwieweit sich dieses Modell auch auf
den Stromsektor Ubertragen lieBe ((Owen 2004), S. 27).
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1.2.5.2 Institutionelle Struktur der Netzregulierung

Der Wandel der Netzregulierung spiegelt sich auch in der insfitufionellen
Struktur wider und es bilden sich neue Koordinationsmechanismen heraus,
um die langfristige Netzentwicklung und —transformation zu steuern. So
wurde vor zwei Jahren die Electricity Network Strategy Group (ENSG) ins
Leben gerufen, die sich mit der langfristigen Entwicklung der Stromnetze
beschaftigt und in der neben dem Regulierer und dem Energieminister
auch die verschiedenen Marktakteure und andere Stakeholder vertreten
sind. Die Aufgabe der Gruppe ist es “identify, and co-ordinate work to
address the technical, commercial, regulatory and other issues that affect
the fransition of electricity fransmission and distribution networks to a low-
carbon future” ((ENSG 2006), S. 2) und sie soll “a holistic view of the
strategic development of fransmission and distribution nefworks” ((ENSG
2006), S. 3 formulieren. Zu Beginn der Arbeit der ENSG wurde der so
genannte “Technical Architecture Report” verfasst, der die Entwicklung
einer zukunftigen Netzarchitektur zum Thema hat. Laut diesem Bericht ist es
erforderlich, dass "a single entity is given responsibility fo be the focal point
for developing future technical architectures” (DGCG 2005), S. 8 und “the
largest identified barrier to Distributed Generation (DG) being adopted in
large scale was the ‘lack of joined up thinking” in the industry”. Abbildung
1-6 gibt einen Uberblick Uber die Struktur und die Aktivitéten der ENSG.
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Abbildung 1-6: Struktur und Aufgaben der Electricity Network Strategy

Group
Quelle: ((ENSG 2006), eigene Ergdnzungen)

Durch die Arbeit der ENSG werden die &konomischen Anreize, die
einzelnen Netzbetreibern durch die Anreizregulierung gegeben werden
und die bislang vor allem auf kurzfristige Effizenzgewinne ausgerichtet
waren, ergdnzt durch eine Koordination der verschiedenen Akteure des
Stromsystems, die auf Kooperation und der Entwicklung gemeinsamer
Visionen beruht und die die langfristige Netzentwicklung in den Blick nimmt.

1.3 Fallstudie Danemark

1.3.1 Uberblick

In Danemark stellt sich die Situation anders dar als in GroBbritannien.
Dezentrale Erzeugung wurde hier so erfolgreich geférdert, dass sich nun die
Frage stellt, wie die Stromnetfze die hohen Einspeisemengen verkraften
kbnnen und der kontinuierliche Ausgleich zwischen Erzeugung und
Verbrauch sichergestellt werden kann. Bereits 2001 waren in West-
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Ddnemark ca. die Hdlffe der Erzeugungskapaozitdt an untere
Spannungsebenen angeschlossen (60 kV und darunter). Das Beispiel
Ddnemark zeigt einerseits, dass auch mit den bestehenden Netzstrukturen
groBe Mengen an dezentraler Erzeugung bewdltigt werden kénnen. Das
Land ist aber gleichzeitig Vorreiter der Weiterentwicklung der Netzstruktur.
Geleitet wird der Umbau vom ,Active Networks"-Konzept: Kern ist die
Einrichtung von ,Mittelspannungszellen™, die jeweils Uber eigene
Erzeugungseinheiten verflgen, die gesteuert werden kdnnen und in denen
.vor Ort™ Nachfrage und Erzeugung in Einklang gebracht werden kann. Ein
wichtiger Unferschied zwischen dem fraditionellen Verteilnetz und dem
JActive Network’ bestenht darin, dass das Netz nicht mehr nach dem fit
and forget”-Prinzip betrieben wird, sondern das Netz stadndig mit seinen
Kunden infteragiert — sowohl auf der Nachfrage- als auch auf der
Erzeugungsseite. Wahrend der fraditionelle Netzbetreiber es oft als 14stig
empfunden hat, einen neuen Erzeuger anzuschlieBen, gehort die
Interaktion zum taglichen Geschdaft des , Aktiven Netzbetreibers™.

Ddnemark ist mit einem hohen Anfeil dezentraler, umweltfreundlicher
Erzeugung ein Beispiel fUr erfolgreiche Energiepolitik. Dies stellt das Land
allerdings auch vor groBe Herausforderungen, und die Infrastruktur muss an
die neue Erzeugungsstruktur angepasst werden. Wdhrend Ddanemark
zunehmend eine technische Pionierrolle Ubernimmt und die technischen
Pilotprojekte in aller Munde sind, stellt dieser Beitrag die Frage, mit welchen
Governance-Mechanismen die Netztransformation gesteuert wird. Wenn in
Deutschlond die erneuerbaren Energien und KWK-Anlagen weiter
ausgebaut werden sollen, wird diese Frage auch hierzulaonde zunehmend
relevant werden.

1.3.2 Status Quo dezentrale Erzeugung

Danemark stellt in vielen Aspekten des Strommarktes einen Ausnahmefall in
Europa dar. Leicht abzulesen ist dies am Anteil an der gesamten
Stromversorgung von gut 29 Prozent bei den erneuerbaren Energien und
zusatzlich gut 42 Prozent von Anlagen mit Kraft-Wdarme-Kopplung (KWK)
(IEA 2006). Ohne die groBen, zentralen KWK-Anlagen kommt man immer
noch auf rund 44 Prozent dezentraler Stromerzeugung, die an das
Verteilnetz angeschlossen ist. Damit ragt Ddnemark weit Uber die anderen
europdischen Lander hinaus, die meist zwischen acht und zwanzig Prozent
liegen, und nimmt eindeutig den Spitzenplatz von DE in der EU ein (Skytte,
Ropenus 20095).

Das ddnische Stromsystem ist zweigeteilt. Die folgende Abbildung gibt
einen Uberblick Uber die Erzeugungskapazitéten in West-Danemark, wo die
meisten dezenfralen Anlagen installiert sind und wo auch das
nachfolgende beschrieben ,Cell’-Projekt durchgefuhrt wird.
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Abbildung 1-7: Erzeugungskapazitdt nach Spannungsebene in West-

Danemark
Quelle: (Lund et al. 2006)

Die folgende Abbildung 1-8 zeigt, wie sich die Stromerzeugung des Landes
in den vergangenen zwanzig Jahren von einem System mit nur wenigen
zentralen Kraftwerken zu einem System mit einer Vielzahl dber das ganze
Land verteilter dezentraler Anlagen entwickelt hat.
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Abbildung 1-8: Ddnemark: Von der zenfralen Erzeugung Mitte der 80er

Jahre zur dezentralen Erzeugung im Jahr 2000
Quelle:( Eltra)

Folgende Faktoren kdnnen diese Entwicklung erkldren (siehe (van Vleuten,

Raven 2005)):

e Seit der Olkrise in den 70er Jahre hat die ddanische Energiepolitik

versucht, die Olabhdangigkeit des Landes zu reduzieren und hat
dabei von Beginn an auf erneuerbare Energien und KWK gesetzt. In
den 80er Jahren wurde der Umweltschutz zunehmend zur Motivation
fur diese Politik. Dezentralisierung wurde zudem als eine Alternative
zum Bau von Kernkraftwerken gesehen.

Daozu wurde ein auch im Zeitverlauf relativ  konsistenter

energiepolitischer Rahmen entwickelt.

Der Staat selbst war nicht mit den Interessen der Energiewirtschaft
verflochten und konnte dadurch einen Umbau relativ unabhdngig
und ungehindert von eigenen Interessen am bestehenden System
vorantreiben.

Mit der Danish Energy Authority wurde zudem ein Akteur geschaffen,
der eine langfristig angelegte und koordinierte Energiepolitik
entwickeln konnte.,
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e Mit den zahlreichen Stadtwerken und l|dndlichen Kooperativen
waren die notwendigen Akteure vorhanden, die eine
Dezentralisierung der Erzeugung zu ihrer Sache gemacht haben und
die auch schon vor der groBfldchigen Dezentralisierung Erfahrungen
mit dezentralen Technologien gesammelt hatten.

1.3.3 Netz- und Systemtransformation

Diese Entwicklung, so bedeutend sie fur den Umwelt- und Klimaschutz ist,
stellt das ddnische Stromsystem und -netz allerdings auch vor groBe
Herausforderungen. Denn das Nefz wurde beim Aufbau wie in anderen
Ladndern far eine zentrale Erzeugung und Steuerung konzipiert.

Nach dem zweiten Weltkrieg entstanden vor allem groBe, zentrale
Kraffwerke und damit zentralisierte Netze, welche die dezentralen Systeme
aus der Vorkriegszeit abldsten. Dies pragte die Struktur des ddnischen
Energiesystems wie in anderen Ldndern fur mehrere Jahrzehnte — noch 1980
wurde die Energieerzeugung fast ausschlieBlich aus zentfralen Anlagen
gewonnen.

Nichtsdestotrotz muss das Stromsystem in Ddnemark nun mit einem groBen
Anteil von DG gesteuert werden, wobei ca. ein Viertel der gesamten
Stromerzeugung nur begrenzt kontrollierbar ist: nicht die Nachfrage nach
Strom, sondern d&uBere Bedingungen, wie z.B. das Wetter, regeln das
Angebot. Dies hat fur das ddnische Stromsystem weitreichende Folgen.

So muss Ddnemark mangels ausreichender Speicherkapazitdten billig Strom
in die Nachbarl&nder verkaufen, um seine tempordren Uberschusse
loszuwerden, oder Regelenergie zukaufen, um das Netz zu stabilisieren.
Mehrere Male jedoch war das ddnische Netz am Rande eines
Zusammenbruchs (Jensen 2002) und im Januar 2005 kam es zu einem
groBflachigen Stromausfall. Die Netzbetreiber bendtigen daher ein neu
gestaltetes Konftrollsystem fur das Stromnetz.

Cell Projekt

Ddnemark freibt diese Entwicklung vor allem mit dem ,Cell*-Projekt voran,
in dem eine neue Kontroll-Architektur implementiert werden soll (Bach et al.
2003; Lund et al. 2006). Da die groBe Anzahl dezentraler Anlagen in der
Systemkontrolle nicht wie bislang weitgehend ignoriert werden kann,
andererseits aber auch eine zentrale Steuerung der dezentralen Anlagen
zu komplex ist, soll die Systemkontrolle dezenftralisiert und auf ,Zellen™ auf
der Mittelspannungsebene Ubertragen werden, die einen Teil der
Systemsteuerung Ubernehmen sollen. Statt das gesamte Stromsystem und
den Ausgleich von Erzeugung und Nachfrage weiterhin zentral zu steuern,
soll wegen des hohen Anfeils dezentraler Erzeugung auch die Steuerung
dezentral ansetzen. Dies wird als Alternative gesehen zu einem sonst
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notwendigen Netzausbau, der héhere Kosten verursachen wurde'2, Auch
die Netztopologie soll zundchst weitgehend erhalten bleiben (Bach et al.
2003).

Die Mittelspannungszellen sind halb-autonome Systeme, die Erzeugung und
Verbrauch soweit wie mdglich vor Ort ausbalancieren sollen. Neben den
dezentralen Erzeugern soll auch die Verbrauchsseite in diese Steuerung
integriert werden. Statt mit einem einzelnen Kraftwerk interagiert der
nationale Ubertragungsbetreiber dann mit den ,Zellen®, wozu ein neues
Kommunikationssystem die gesamte Infrastruktur der Ubertragungs- und
Verteilernetze umfassen soll. Die Mittelspannungszellen sollen in der Lage
sein, dem Systembetreiber energinet.dk Systemdienstleistungen zur
Verflgung zu stellen und bei Stérungen im Ubertragungsnetz im Inselbetrieb
die Versorgung vor Ort aufrecht zu erhalten.

Innovationszone ,,Ecogrid“ in Ddnemark

Im Rahmen des Ecogrid-Projekts sollen die verschiedenen Aspekte eines
dezentralen  Energiesystems  weiter  entwickelt und in  einem
Demonstrationsprojekt getestet werden!s, Kern des Projekts ist die
Entwicklung einer dezentralen Systemarchitektur unter Einbeziehung aller
dezentralen Optionen, einschlieBlich der Verbraucherseite. Das Projekt
entwickelt und testet zum einen neue technische Losungen, zum anderen
werden die Moglichkeiten zum Aufbau dezentraler Mdarkte fur Strom und
Systemdienstleistfungen erkundet und es wird untersucht, wie der
Regulierungsrahmen entsprechend angepasst werden muss.

12 *There has to be an economic case for intfroducing Active Networks instead of running
distribution networks as it always have been done. The most obvious advantage is that the
changes proposed ask for virtually no physical reinforcement. Those reinforcements are
unavoidable if we are to accommodate larger amounts of DG within a traditional system”
(Bach et al. 2003).

Bhttp://www.energinet.dk/en/menu/R+and+D/EcoGrid/EcoGrid.dk.htm
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Die folgende Abbildung 1-9 zeigt die verschiedenen Komponenten des
Ecogrid-Projekts.
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Abbildung 1-9: Struktur des Ecogrid-Projeks
Quelle: (Energine.dk)

Der Verteilnetzbetreiber auf der Insel Bornholm, @stkraft, hat sich bereit
erklart, die in Ecogrid entwickelten Konzepte in seinem Verteilnetz zu testen.
Bornholm verfugt Uber ein Verteilnetz, das groBenmaBig reprdsentativ ist fur
Ddnemark und an das sowohl konventionelle Anlagen als auch kleine KWK-
und Windkraftwerke angeschlossen sind.

Das Beispiel DAdnemark zeigt einerseits, dass auch mit den bestehenden
Neftzstrukturen groBe Mengen an dezentraler und fluktuierender Erzeugung
bewdltigt werden kdnnen. Voraussetzung dafur war bislang allerdings die
Einbettung Danemarks in das europdische Verbundnetz. Mit den neuen
Konzepten soll es moglich werden, die Versorgungssicherheit weiterhin zu
garantieren und den weiter steigenden Anteil von DG zu modglichst
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geringen Kosten zu bewdltigen. Wahrend die dezentralen Anlagen bislang
nur an das bestehende Netz angeschlossen wurden, sollen sie nun in den
Systembetrieb integriert werden.

1.3.4 Steuerung der Netziransformnation

Die technischen Verdnderungen und Pilotprojekte, die in Danemark
umgesetzt werden, sorgen inzwischen auch europaweit fur Aufsehen. Die
Transformation der Stromnetze bedarf allerdings nicht nur einer neuartigen
technischen Kontrolle und Struktur der Systeme, sondern es stellt sich auch
die Frage, durch welche Akteure und mit welchen Instrumenten diese
Neftztransformation gesteuert wird.

Auch hier bietet Ddnemark einen interessanten Fall. Das betrifft erstens die
Rolle der langfristigen energiepolitischen Planung, zweitens den Status von
energinet.dk als verstaatlichtem Ubertragungsnetzbetreiber und drittens die
Steuerung des Transformationsprozesses Uber eine Kooperation der
beteiligten Akteure. Insgesamt wird die Netztransformation weniger stark als
in  GroBbritannien Uber das &konomische Opfimierungskalkdl einzelner
Akteure gesteuert, sondern folgt starker einem Top-down-Planungsansatz.

1.3.4.1 Langfristige Planung

Bei der Entwicklung des Netzes sollten kurzfristige MaBnahmen und einzelne
technische  Anderungen in Einklang mit  einer  langfristigen
Entwicklungsperspektive fur das Gesamtnetz stehen. Mit der Umgestaltung
des Netzes sind auch Fragen Uber die Zukunft des Stromsystems insgesamt
verbunden. Diese hdchst politischen Themen gehen Uber rein technische
Details hinaus, denn beispielsweise pragen die heutigen technischen
Anderungen die Ausgestaltung des Netzes fir eine Zeit von 30 bis 40 Jahren
(Danish Ministry of Energy and Transport). Dazu muss, wie die ddnische
Regulierungsbehdrde DEA in der Kopenhagen-Strategie fordert, die Vision
des kunffigen Stromnetzes mit allen politischen Ebenen koordiniert werden
(DEA 2005). Entsprechend ist Einbeziehung der politischen Institutionen
unerl@sslich.

Die grundsatzliche Richtung in Forschung und Planung der Energiepolitik
vorzugeben, liegt in der Hand des ddnischen Energieministeriums. Seit 1976
geschieht dies in Dadnemark mit der Erstellung eines Energieplanes. Dieser
soll die aktuelle Energiepolitik analysieren, auf Schwdchen aufmerksam
machen und durch langfristige Planung die Energieversorgung
sicherstellen, sowie Innovationen und umweltpolitische Ziele mit
einbeziehen. Bei der Erstellung des ersten Energieplanes — Kontext war die
besagte Olpreiskrise - beteiligten sich zahlreiche wissenschaftliche,

Seite 66 von 266



izes.”

Institut fUr ZukunftsEnergieSysteme

6konomische und zivilgesellschaftliche Akteure an der Diskussion. Damit
wurde der Energieplan ein zentraler Ort, um sich Uber energiepolitische
Visionen und Strategien zu verstndigen (van der Vleuten, Raven 2006). Der
Energieplan ,Energi 21" von 1996 untermauerte noch einmal den Anspruch
Ddnemarks, seine Vorreiterrolle bei den erneuerbaren Energien zu erhalten.

Allgemein weist Danemark ein sehr konsensorientiertes Politikverstndnis
auf. Mit der Liberalisierung der Energiewirtschaft hat der Druck auf die
Energieunternenmen jedoch zugenommen, weshalb sie zunehmend die
eigensténdige Ubernahme von UmweltschutzmaBnahmen ablehnen. Die
Dezentralisierung der Stromproduktion ist jedoch mittlerweile schon sehr
weit vorangeschritten und Ddnemark erntet nun die Frichte, mit dem
Energieplan von 1976 schon sehr fruh den Ausbau dezentraler Energien
umfassend unter staatlicher Leitung vorangetrieben zu haben.

Die aktuelle rechts-liberale Regierung hat dagegen die Forderung fur die
Windkraft deutlich gesenkt. Dennoch bekrdffige die Regierung auch im
neuesten Energieplan ,Energy Strategy 2025 inren Willen zum Ausbau der
Netze, um den weiter steigenden Anteilen von erneuerbaren Energien in
das Netfz einbeziehen zu kbnnen. Nach der Transformation der
Stromproduktion beginnt damit die Transformation der Strominfrastruktur.

1.3.4.2 Die Rolle des Ubertragungsnetzbetreibers Energinet.dk

Das Energieministerium gibt zwar die Richtung der langfristigen Planung der
Energienetze vor. Die Ausarbeitung der Langzeitplanung aber gibt das
Ministerium weiter, allerdings nicht wie zum Beispiel in GroBbritannien an die
Energieregulierungsbehdrde. Der ddnische Energieregulierer
~energifilsynet™ hat zwar offiziell auch die Aufgabe der Unterstitzung der
strukturellen Entwicklung des Energiesektors, ist allerdings vor allem auf die
Preisregulierung der ddnischen Energieunternehmen fokussiert. Die
Ausarbeitung des Transformationsprozesses wird vor allem vom
Ubertragungsnetzbetreiber ,energinet.dk® vorangetrieben, wie es im
Abkommen vom 29. Mdarz 2004 explizit festgelegt ist.

Dieses Abkommen begrundete ,Energinet.dk™ in einem in Europa bisher
einmaligen Vorgang, als der Staat im Jahr 2004 den Besitz und die Konftrolle
der Ubertragungsnetze von den Netzbetreibern Eltra, Elkraft System und
Elkraft Transmission Ubernahm. Diese waren zuvor im Besitz von regionalen
Energieversorgern, die wiederum Gemeinden und Konsumentenkooper-
ativen gehérten. Mit der Grindung von ,Energinet.dk® ist der Ubertra-
gungsnetzbetreiber vollstdndig entflochten und hat keinerlei Erzeugungs-
inferessen.

Far die Ubergabe der Hochspannungsnetze wurden die
Energieunternenmen im Gegenzug von zahlreichen Pflichten entbunden,
beispielsweise dem Kauf von Strom aus Windkraft. Auch ist der Einfluss der

Seite 67 von 266



izes. :Zb_H

Institut fOr ZukunftsEnergieSysteme

Verbraucher auf die Kontrolle der Netzbetreiber verringert worden.
Zusatzlich wurde den Verteilunternehmen unbeschrankter Zugang zu inrem
Kapital gewdhrt, den sie zuvor nicht hatten. Es handelt sich hierbei um eine
Summe von 20 - 25 Milliarden DKK, umgerechnet ca. drei Milliarden Euro.

Begrundet wurde die Verstaatlichung unter anderem mit der Moglichkeit,
mit der Neuordnung der Besitzverhdltnisse eine einfachere Form der
Wettbewerbsregulierung einfuhren zu kbnnen. Zudem kénne die Regierung
nun garantieren, fur alle Netzbenutzer gleiche Zugangsmoglichkeiten zum
Energienetz anzubieten.

Des Weiteren verschafft sich die Regierung auf diese Weise direkte
Einflussmoglichkeiten  auf die Expansion und Transformation des
Energienetzes. Private Netzanbieter kann der Staat in Zeiten der
Liberalisierung nur Uber Regulierung in die gewunschte Richtung steuern,
was sich bei komplexen Transformationsprozessen als dGuBerst schwierig
erweisen kbnnte. Ein oOffentlicher Netfzbetreiber kann dagegen unter
Umstdnden wesentlich schneller und konfliktfreier den notwendigen
Transformationsprozess umsetzen.

.Energinet.dk™ wurde bei seiner Grundung die Aufgabe Ubertragen, eine
kohd&sive Planung der Netze durchzufuhren, um die Infrastruktur an die
Entwicklung der Erzeugung anzupassen und auf zukunftige Entwicklungen
vorzubereiten. FUar Forschung und Projekte stehen energinet.dk dabei
Forschungsmittel zur Verfugung, die mit seiner Grandung auf 130 Millionen
DKK (17,5 Millionen Euro) pro Jahr erhdht wurden. Daneben stehen 55
Millionen DKK von der Energieagentur sowie weitere 110 Millionen DKK vom
LStrategic Research Council™ der ,Danish Agency for Science, Technology
and Innovation™, zusammen also knapp 300 Millionen DKK (40 Millionen
Euro) zur VerfUgung (Advisory Commitee on Energy Research 2006).

Die Forschungsmittel von ,energinet.dk™ stammen aus PSO-Programmen
(.public service obligations™), was bedeutet, dass sie indirekt von den
Konsumenten Uber héhere Netzgebuhren bezahlt werden. Ein Komitee zur
Beratung des Energieministeriums, das ,Advisory Committee on Energy
Research™ (ACER), gibt dabei Empfehlungen zur Verwendung der
Offentlichen Gelder fur die Energieforschung. Nach diesen untergliedert
sich die Forschung zum einen in die Entwicklung neuer
Energietechnologien, zum anderen in die Entwicklung von Energiesystemen
und —-mdrkten. Fur die Planung und Regulierung des Stromnetzes sind fur
das Jahr 2006 31 Milionen DKK vorgesehen, 14 Milionen davon aus den
PSO-Programmen, was 12 Prozent der Mittel und 2 Millionen Euro darstellt.
Im n&chsten Jahr werden diese Mittel, mit denen ,Energinet.dk™ Forschung
und Projekte vorantreiben kann, auf 14 Prozent zunehmen, dem hdchsten
Anteil nach der Solarforschung (Energinet.dk 2005). Fur eigene Projekte mit
sehr hoher PrioritGt stehen ,energinet.dk™ zudem noch weitere
Forschungsmittel dber das Programm ForskIN zu Verflgung.

Seite 68 von 266



izes.”

Institut fUr ZukunftsEnergieSysteme

1.3.4.3 Kooperative Mechanismen

.Energinet.dk™ kann allerdings nicht alleine die Projekte zur Transformation
der Netze implementieren, denn das Unternehmen ist nicht der einzige
Netzbetreiber, da ihm ,nur® die 400kV-Netze Ubertragen wurden. Daneben
existieren zur Zeit zwolf regionale Netzbetreiber mit Netzen von 30-150 kV
und weitere 120 lokale Verteilungsunternehmen mit Netzen von 0,4-20 kV.
Die neue Kontrollarchitektur soll sich gerade dadurch auszeichnen, dass die
unteren Ebenen in die Systemsteuerung starker einbezogen werden und
dazu beitragen sollen, die Ubergeordnete Ebene zu entlasten. Ziel in
Danemark ist es, das Ubertragungs- und die Verteilnetze starker als bisher
als integriertes System zu betreiben.

Allerdings ist ,energinet.dk™ far die Funktion des Gesamtnetzes
verantwortlich, und damit auch fur den Prozess der Transformation, durch
den das Gesamtnetz auch zukunftig stabil und effizient betrieben werden
soll (Danish Energy Regulatory Authority 2006). Deshalb wirkt ,energinet.dk™
als zustdndiger Akteur auf die regionalen und lokalen Netzbetreiber ein, um
den Umbau des Netzes voranzutreiben.

Dass der Transformationsprozess nur im Dialog aller beteiligten Akteure
erreicht werden kann, hat ,energinet.dk™ in diesem Zuge bereits erkannt.
Eine insfitutionalisierte Form hat der Dialog zwischen eneginet.dk und den
Verteilnetzbetreibern mit dem ,grid committee™ erhalten. Welche
Aufgaben Verteilnetzbetreiber dabei im Einzelnen wahrnehmen kénnen,
wurde im Rahmen des ,System 21%-Programms in verschiedenen
Projektgruppen unter Einbezug von externen Beratern intensiv diskutiert, um
gemeinsam DG in das Netz integrieren zu kénnen. Dabei geht es zum
Beispiel um die Entwicklung neuer Netznanagement-Prinzipien und die
Frage, wie und in welchem AusmaB dezentrale Anlagen dazu
herangezogen werden kdnnen, Systemdienstleistungen zu erbringen.

1.4 Beispiel Australien: D-Faktor-Regime

Nach den ausfUhrlichen Darstellungen GroBbritanniens und Ddanemarks
werfen  wir abschlieBend einen Blick auf das australische
Regulierungsregime. Australien ist deshalb interessant, weil dort, ausgehend
von New South Wales, nach unserem Wissen bisher weltweit einmalig der
Versuch unternommen wurde, die Nutzung dezentraler Opfionen zur
L&sung netzseitiger Probleme im Regulierungsregime zu operationalisieren.
Es handelt sich damit um das einzige Land, in dem praktische Erfahrungen
mit der regulatorischen Umsetzung der Anforderung gemacht wurden, wie
sie auch im § 14,2 EnWG prinzipiell festgelegt wird.
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Bereits im Jahr 2004 fUhrte IPART, der Regulierer auf Landesebene in New
South Wales, das so genannte D-Faktor Regime ein'4. Ziel dieser Ergdnzung
der Neftzregulierung ist es, den Netzbetreibern einen Anreiz zu geben,
dezentrale Optionen als Alternative zu Netzinvestitionen zu nutzen.
Entsprechend der direkten Kostenerstattung im englischen Beispiel werden
die entsprechenden Kosten aus der preisbasierten Regulierung, in diesem
Fall einer Preisobergrenze, herausgenommen. Die Obergrenze wird
entfsprechend um die Kosten der DE-Losung erhoht (,D-Faktor™). Wahrend
in England aber alle dezentfralen Kraffwerke diesem Regime unterliegen,
bezieht sich der australische zum einen auf alle dezentralen Optionen. Zum
anderen werden diese aber nur dann in dem Regime berucksichtigt, wenn
sie dazu beitragen, Netfzinvestitionen zu verschieben oder ganz zu ersetzen.

Bereits vor EinfUhrung des D-Faktor-Regimes waren die Netzbetreiber nach
dem "Demand Management Code of Practice” verpflichtet, jdhrliche
Netzplanungsberichte vorzulegen, in denen mogliche Netzengpdsse
identifiziert werden. Bevor die Netzbetreiber dem Netzengpass mit einer
Netzerweiterung begegnen, sind sie verpflichtet darzulegen, dass es sich
dabei um die effizienteste Losung zur Beseitigung des Engpasses handelt.
Das bedeutet, dass eventuell vorhandene dezentrale Optionen untersucht
werden mussen und nachgewiesen werden muss, dass als Alternative zur
Netfzerweiterung keine gunstigeren dezentralen Optionen vorhanden sind,
mit denen der Nefzausbau zumindest verschoben oder ganz UberflUssig
werden kann.

Das D-Faktor-Regime kann als regulatorische  Ergdnzung  dieser
Verpflichtung gesehen werden, die es den Netfzbetreibern auch
betriebswirtschaftlich ermoglicht, Alternativen zum  Netzausbau zu
berlcksichtigen. Dazu sollen zwei Elemente beitragen:

1. Die Netzbetreiber kbnnen die Kosten dezentraler Optionen, die
anstelle von Netzinvestitionen implementiert werden, an die Kunden
weitergeben. Damit erkennt der Regulierer explizit an, dass den
Netzbetreibern nicht nur Kosten unmittelbar im Nefz entstehen
kbénnen, sondern dass auch Kosten auBerhalb des Netzes zur Erflllung
der Versorgungsaufgabe des Netzbetreibers beitragen kdnnen. Die
erlaubten Kosten sind allerdings nach oben begrenzt und durfen die
vermiedenen Kosten, die bei einer Netzerweiterung entstehen
wurden, nicht Uberschreiten.

2. Den Netzbetreibern werden auBerdem die Netzerlbse ersetzt, die
ihnen entgehen, weil sie nicht in das Netz investieren, sondern
alternativ dezentrale Optionen implementiert werden.

14Eine genaue Beschreibung des D-Faktor-Regimes findet sich in diversen Dokumenten auf
der Seite des Regulierers IPART: www.ipart.nsw.gov.au.
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In Summe werden Netzausbau und dezentrale Optionen aus der Sicht der
Netzbetreiber Skonomisch auf eine Stufe gestellt. Der Netzbetreiber erndalt
allerdings keine positiven Anreize im Sinne zusdtzlicher
Renditem&glichkeiten, um sich auf das Neuland dezentrale Optionen
einzulassen.

Die Netzbetreiber haben das D-Faktor-Regime fur eine Reihe von Projekten
in Anspruch genommen, die auch zu Einsparungen gegenuber der
Variante Netzausbau gefuhrt haben. Die folgende Tabelle gibt einen
Uberblick Uber die Art der Projekte sowie die durchschnittlichen Kosten und
Einsparungen bei den in New South Wales aktiven Unternehmen.

Distributor Number Average Average foregone Average avoided
of implementation cost revenue distribution costs

programs (%) (%) (%)

EnergyAustralia

Power factor 8 48,375 32,119 608,371

correction

Embedded generators 5 640,513 - 896,568

Compact fluorescent 1 nil* 1,735,225 189,786

lamps

Customer incentives 1 21,827 17,600 488,165

Combined programs 2 57,225 - 798,011

Integral Energy

Customer Incentives 6 39,787 1,623,667 1,623,667

Energy efficiency

programs 1 147,435 1,375,000 1,375,000

Energy Audits 1 93,338 1,366,000 1,366,000

Country Energy

Gas appliance 1 108,000 14,459 118,020

purchase

Source: DNSPs’ 2004/05 and 2005/06 D factor submissions. * EnergyAustralia did not claim DM implementation costs for this project as it

was able to receive NSW Greenhouse Abatement Certificates (NGACs) income for the project.

Tabelle 1-6: Durchschnitfliche Kosten und Einsparungen der D-Faktor

Projekte, 2004-2006
Quelle: (IPART 2007)

Das D-Faktor-Regime war zundchst auf funf Jahre, d.h. eine
Regulierungsperiode, beschrdnkt. Die ZustGndigkeit fur die Regulierung der
Verteilnetze wird in Ausfralien nach und nach von den
Regulierungsbehdrden auf Landesebene auf den natfionalen Regulierer
Australien Energy Regulator (AER) ubertragen. Im Februar 2008 hat AER
beschlossen, das D-Faktor-Regime von New South Wales im Kern
unverdndert fUr ganz Australien anzuwenden.
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1.5 Ergebnisse

Sowohl der britische als auch der danische Fall sind Beispiele dafur, dass
Stromerzeugung durch Erneuerbare Energien nicht mehr als Nische
betrachtet, sondern als integraler Bestandteil des Stromsystems behandelt
wird, der eine Anpassung der Infrastruktur und des Regulierungsrahmens
erforderlich macht. Im australischen D-Faktor-Regime werden dezentrale
Optionen (DE) in der Regulierung sogar als mogliche Alternativen zu
Netzinvestitionen behandelt.

Wdhrend sich diese Diskussion in GroBbritannien wegen des relativ geringen
Anteils dezentraler Erzeugung noch vor allem auf Regulierungskonzepte
bezieht, geht es in Ddnemark um einen Umbau des Stromsystems. Beide
Fallstudien bestdtigen, dass ein nachhaltiges Stromsystem eine
entsprechende Infrastruktur erfordert. Netzbetreiber sind folglich wichtige
Akteure eines Systemumbaus und mussen entsprechend reguliert werden.

Nachfolgend werden die wichtigsten Ergebnisse aus der britischen und
ddnischen Fallstudie zusammengefasst.

Danemark UK

Status dezentraler
Erzeugung und
Netzentwicklung

Mit Gber 50% sehr hoher DE- | Relativ geringer DE-Anteil,
Anteil im internationalen | kein Anpassungsdruck
Vergleich  [WAD 2008}, | pyjitische Ziele, den DE-Anteil
dadurch auch Anpassungs- | ,\; erhéhen

druck auf das bestehende
Stromsystem

Weitgehende Plane fiir eine
Systemtransformation werden
entwickelt und umgesetzt
(Cell-Konzept), “can be seen
as laboratory for the future
electricity grids in Europe”
[Bach et al. 2003]

Zentrale Rolle der Netz-
regulierung, Steuerung Uber
Erlésanreize

der | Systemtransformation  nicht
durch Anreizregulierung ge-

steuert

Governance
Stromnetze

Internationaler Vorreiter der
Anwendung und Entwicklung
der Anreizregulierung [Joskow
2006]

Explizite DE-Policy, auch im
Rahmen der Netzregulierung

Verstaatlichter Ubertragungs-
netzbetreiber  treibt  den
Systemumbau voran

Starke kooperative Elemente
(statt markt-basierter Anreize)

Zunehmende Bedeutung
langfristiger Perspektive und
kooperativer Elemente im
Rahmen der Netzregulierung

Tabelle 1-7: Uberblick Uber die beiden Fallstudien
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Nachfolgend werden die wichtigsten Schlussfolgerungen aus den beiden
Fallstudien zusammengefasst.

1.5.1 Das britische Beispiel

Das britische DG Hybrid Incentive ist ein bislang einmaliges Beispiel fur die
explizite Berucksichtigung DE-bedingter Netzkosten in der Netzregulierung.
Interessant sind dabei vor allem die Kombination verschiedener Anreize
und Mechanismen und die Optimierungsstrategie, die sich daraus fur
Verteilnetzbetreiber (VNB) ergibt.

Wirkungsweise des britischen DG Hybrid Incentives

Die Kombination aus einer prozentualen Kostenerstattung und einem
komplementdren volumenabhdngigen Erldstreiber bietet die Moglichkeit,
die VNB gegen das Kostenrisiko von DE abzusichern und dadurch ihre
Anreize gegen DE weitgehend zu neutralisieren. Gleichzeitig gibt es VNB
einen positiven Anreiz fur DE und vor allem zur effizienten Integration von
DE, da VNB dadurch ihre Rendite erhdhen kdnnen. Im Prinzip sind die
Anreize damit so ausgerichtet, dass VNB nicht mehr nur an der Minimierung
ihrer Gesamtkosten interessiert sind, sondern auch an einer Minimierung der
(Neftzintegrations-) Kosten von DE (auch wenn DE die Kosten insgesamt
erhoht).

Die Moglichkeit, durch DE eine hoéhere Rendite zu erzielen, folgt der
allgemeinen Logik der Anreizregulierung, den regulierten Unternehmen
finanzielle Anreize zu geben, bestimmte Ziele umzusetzen. Durch die
Integration von DE und den Anreizmechanismus fur VNB entstehen fur die
Netznutzer zusdtzliche Kosten. Gleichzeitig sollen diese aber durch
entsprechende Regulierungsanreize und eine effiziente Integration
reduziert werden.

Far die praktische Umsetzung stellt sich die Frage, wie die Parameter in der
Praxis festgelegt werden, vor allem angesichts der Informationsasymmetrie
zwischen Regulierer und VNB und der Kostenbandbreite von verschiedenen
DE-Technologien und Netzen.

Prinzipiell kann der englische Ansatz einheitflicher Parameter in zwei
Richtungen weiterentwickelt werden: einerseits durch fechnologie-
spezifische Kennziffern, andererseits durch netzspezifische Parameter.
Letztere kdnnten von den VNB in einem ,menu-of-sliding-scale’ Ansatz
jeweils selbst gewdahlt werden.
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Wdhrend die theoretische Konzeption des Hybrid Incentives durchdacht
scheint, ist die praktische Wirkung bislang gering. Insgesamt ist es aber
sicherlich zu fruh fur eine abschlieBende Bewertung der praktischen
Wirkung des DG Hybrid Incentives. Im deutschen Kontext wdre ein solches
Instrument komplementdr zu einer effekfiveren Forderung dezentraler
Erzeugung mit erneuerbaren Energien durch das EEG und kdénnte eine
entsprechend stérkere Wirkung entfalten.

Far die praktische Umsetzung stellt sich die Frage, wie die Parameter in der
Praxis festgelegt werden, vor allem angesichts der Informationsasymmetrie
zwischen Regulierer und VNB und der Kostenbandbreite von verschiedenen
DE-Technologien und Netzen.

Prinzipiell kann der englische Ansatz einheitflicher Parameter in zwei
Richtungen weiterentwickelt werden: einerseits durch fechnologie-
spezifische Kennziffern, andererseits durch netzspezifische Parameter. Diese
konnten von den VNB in einem ,menu-of-sliding-scale’ Ansatz jeweils sellost
gewahnlt werden.

In GroBbritannien haben zudem Forschung und Entwicklung in der Folge
der Liberalisierung stark abgenommen. Die Anreizregulierung (und die
Liberalisierung insgesamt) kdnnten hierzulande mit der Zeit zu dhnlichen
Effekten wie in GroBbritannien und zu einem Ruckgaong der
Forschungsaktivitdten fuhren. Die britische Regulierungsbehdrde OFGEM
versucht im Rahmen der Anreizregulierung mit den beiden Instrumenten IFI
und RPZ gegenzusteuern und Innovationen in den Nefzen anzuregen.

Die innovationsorientierten Instrumente IFl und RPZ, die in GroBbritannien
eingefuhrt worden sind, sind fur die deutsche Diskussion und das Projekt
OPTAN auf drei Ebenen interessant.

Erstens verdeutlichen sie generell, dass eine Dezenfralisierung der
Stromerzeugung mehr bedeutet als die Berucksichtigung zusatzlicher, aber
im Prinzip bekannter Kosten. Eine zunehmende Infegration dezentraler
Ressourcen und eine entsprechende Anpassung des Netzes sind vielmehr
auch mit zusatzlicher Unsicherheit verbunden und erfordern generell eine
entsprechende Risikobereitschaft.

Dazu geho6rt auch die Entwicklung und Demonstration innovativer
Netzkonzepte. In GroBbritannien haben Forschung und Entwicklung in der
Folge der Liberalisierung stark abgenommen. Hier gibt es sicherlich
Unterschiede zwischen UK und Deutschland, das im Stromsektor stdrkere
RD&D-Kapazitdten aufweist. Die Anreizregulierung (und die Liberalisierung
insgesamt) kdnnte hierzulande aber mit der Zeit dennoch zu dhnlichen
Effekten wie in GroBbritannien und zu einem Ruckgang dieser Kapazitdten
fuhren. Andererseits wird man von den zahlreichen kleinen Netzbetreibern
in  Deutschland kein umfangreiches Engagement in Forschung und
Entwicklung erwarten kénnen. Es wird deshalb umso mehr darauf

Seite 74 von 266



izes.”

Institut fUr ZukunftsEnergieSysteme

ankommen, die Zusammenarbeit zwischen Netzbetreibern in diesem
Bereich und die Diffusion von neuen Konzepten zu férdern.

/weitens war die englische ,Registered Power Zone’ auch ein Ideengeber
fur die Innovationszone, die durch das Projekt OPTAN initiiert werden sollte
(siehe hierzu Kapitel 5). Wdhrend RPZs aber vor allem auf technische
Innovation ausgerichtet sind, geht es in OPTAN eher um eine regulatorische
Innovationszone, bei der anhand eines konkreten Netzbetreibers die
requlatorische Behandlung dezentraler Erzeugung durchgespielt werden
soll. Dabei geht es jedoch auch um die Nufzung verschiedener neuer
MaBnahmen, durch die zum Beispiel ein Netzausbau durch DE vermieden
werden kann.

Obwohl es Unterschiede gibt zwischen der brifischen RPZ und der
Innovationszone im Projekt OPTAN, sollte bei der Gestaltung der OPTAN-
Innovationszone berucksichtigt werden, dass die Kooperation zwischen den
Netzbetreibern und den Betreibern dezentraler Anlagen als wichftiger Faktor
fur den Erfolg von RPZs identfifiziert worden ist.

Und schlieBlich kbnnen die beiden britischen Instrumente zu gegebenem
Zeitpunkt auch als Grundlage fur die Entwicklung entsprechender
Instrumente in Deutschland dienen. Wie bei der Gestaltung des Hybrid
Incentives liefern die beiden Innovations-Instrumente vor allem
Anschauungsmaterial fur das Ausbalancieren verschiedener Anreize.

Die beschriebenen Instrumente sind ein Versuch, dezentrale Erzeugung und
Netzinnovatfionen explizit im Rahmen der Anreizregulierung zu
berdcksichtigen und in diesen Rahmen, der sich seit Beginn der 90er Jahre
entwickelt hat, zu integrieren. GroBbritannien ist jedoch nicht nur deshalb
ein interessanter Fall. Daruber hinaus werden im Pionierland der
Anreizregulierung auch die Grundprinzipien dieser Regulierungsform
diskutiert und weiter entwickelt. Dabei geht es zum einen um eine
Erweiterung der Ziele der bislang vor allem auf &konomische Effizienz
ausgerichteten Regulierung um insbesondere soziale und &kologische
Aspekte. Zum anderen wird die Regulierung starker langfristig ausgerichtet.
Dabei spielt auch die Entwicklung langfristiger Visionen fur das Stromsystem
und das Netz eine zunehmende Rolle.

Eine generelle Schlussfolgerung fur die Entwicklung der Regulierung in
Deutschland ist, dass diese den englischen Weg abkUrzen und frahzeitig die
langfristige Entwicklung des Netzes, Innovation und dezentrale Erzeugung
berdcksichtigen sollte, anstatt vor allem auf Kostensenkung zu zielen.
Andererseits waren die in GroBbritannien in den 90er Jahren erreichte
Steigerung der Betriebseffizienz sowie der Regulierungsprozess, der sich
dabei zwischen Ofgem und den verschiedenen Stakeholdern eingespielt
hat, sicherlich eine Voraussetzung dafur, dass sich die Regulierung nun
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auch anderen Themen wie der dezentralen Erzeugung zuwenden kann, die
feilweise auch Mehrkosten verursachen.

1.5.2 Das ddnische Beispiel

Wdhrend in GroBbritannien zunehmend nicht mehr nur der Anschluss von
DE an die Netze, sondern auch die langfristige Entwicklung der Netze
diskutiert wird, befindet sich das ddnische Stromnetz bereits mitten in einem
weit reichenden Transformationsprozess. Dieser wird weniger stark als in
GroBbritannien uUber das &konomische Optimierungskalkll einzelner
Akteure gesteuert, sondern folgt starker einem Top-down-Planungsansatz
mit starken kooperativen Elementen.

In  fechnischer Hinsicht werden so genannte Zellen auf der
Mittelspannungsebene entwickelt und getestet, die einen Teil der
Systemsteuerung Ubernehmen. Diese sollen dem Systembetreiber
.energinet.dk™ Systemdienstleistungen zur VerfGgung stellen und bei
Stérungen im Ubertragungsnetz in der Lage sein, im Inselbetrieb die
Versorgung vor Ort aufrecht zu erhalten.

Interessanterweise wird dieser Prozess vom Ubertragungsnetzbetreiber aktiv
vorangetrieben. Im Gegensatz zu Deutschland befindet sich der
Ubertragungsnetzbetreiber in staatlicher Hand und ist vertikal vollsténdig
entflochten. Die Koordination des Netzumbaus ist ein zusatzliches Argument
fur einen solchen unabhdngigen Netzbetreiber.

.Energinet.dk™ kann zudem auf umgangreiche Férdermittel zurlckgreifen,
um die Transformation innovativ umzusetzen. Gleichzeitig begunstigt das
konsens-orientierte  PolitikverstGndnis die Aufstellung von langfristigen,
energiepolitischen  Zielen. Mit dem ,grid commiftee®™ kdnnen
.~energinet.dk™ und die Verteilnetzbeftreiber diese Ziele im Dialog umsetzen.

In Ddnemark wurde erst damit begonnen, die Konsequenzen eines hohen
Anteils dezentraler Erzeugung fur das Gesamtsystem anzugehen, als bereits
eine kritsche Menge dezentraler Erzeugung erreicht war. Hierzulande
kbnnen die ddnischen Erfahrungen dazu genutzt werden, das
Gesamtsystem vorausschauend und rechtzeitig weiterzuentwickeln.

Seite 76 von 266



izes.”

Institut fUr ZukunftsEnergieSysteme

2 Netzoptimierung und Bereitstellung von System-
dienstleistungen bei starkerer Dezentralisierung
mit erneuerbaren Energien

2.1 Zielsetzung des Aktiven Verteilnetzbetreibers

2.1.1 Uberblick

Das von der Bundesregierung formulierte Ziel einer weiteren Férderung und
Marktdiffusion der erneuerbaren Energien wird — gemeinsam mit der KWK
und nachfrageseitigen dezentralen Optionen — voraussichtlich eine stdrkere
Dezentralisierung der Stromerzeugung nach sich ziehen. Unsere Frage ist,
wie die Integration dieser — politisch gewollten — dezentralen Anlagen in
das Stromnetfz erstens grundsdtzlich beférdert werden und zweitens zu
moglichst geringen Kosten erfolgen kann. Es ist offensichtlich, dass die
Netzbetreiber dafur eine zentrale Rolle spielen. Bislang war der Zugang zu
den Stromnetzen jedoch in vielen Fdllen ein Hindernis fur dezentrale
Erzeugung. Dezentrale Erzeugung und nachfrageseitige MaBnahmen
werden von den Netzbetreibern vielfach als Stérfaktoren gesehen.

Der ,Akfive Netzbetreiber® hingegen, dessen Zielsetzung wir hier darstellen,
sieht dezentrale Optionen sowohl auf der Nachfrageseite wie auch auf der
Angebotsseite als Moglichkeit fur ein neues Geschdftsfeld und neues
Optimierungs-Potenzial. Das ,asset™ Stromnetz wird dadurch aufgewertet.
Sein Geschdftsziel ist es daher, dezentrale Opfionen moglichst effizient in
das Netfz zu integrieren. Dardber hinaus setzt er als ,Systemoptimierer®
dezentrale Optionen zur Lo6sung von netzseitigen Problemen ein, soweit
diese &konomisch vorteilhaft sind. Diese ,Optimierungsaufgabe™ der
Netzbetreiber wird in diesem Kapitel genauer dargestellt und begrundet.

Dezentrale Erzeugung ist an eine Netzebene angeschlossen, die dafur
ursprunglich nicht vorgesehen war und deren Betreiber darauf meist auch
nicht vorbereitet sind. Die meisten VNB zeigten bislang wenig Interesse an
einer Einbeziehung der in ihrem Netfzgebiet vorhandenen dezentralen
Optionen der Angebots- und Nachfrageseite. Und dies war bzw. ist unter
betriebswirtschaftlichen Aspekten durchaus nachvollziehbar: Die Netze sind
auf die Nufzung zentraler Optionen ausgerichtet und der Anschluss
dezenftraler Anlagen verursacht fur sie in den meisten Fdllen Aufwand und
Kosten. Und dezentrale Anlagen, die von Dritten betrieben werden,
vermindern das Absatzvolumen und den Umsatz bei Netzbeftreibern, vor
allem bei vertikal integrierten Unternehmen mit eigenen
Erzeugungskapazitdten. Dezentrale Optionen verringern den Umsatz,
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fuhren zum Verlust von Kunden und verteuern kurz- und mittelfristig fur die
Ubrigen Kunden das Netz. Ahnliche Effekte besitzen Energieeffi-
zienzmnaBnahmen auf der Nachfrageseite. Die bisherigen Rahmenbedin-
gungen begunstigen die 6konomische Zielsetzung der Netzbetreiber, die
durchgeleitete Strommenge bis zu einer tfechnischen Grenze zu
maximieren.

DarUber hinaus haben die VNB Gewinn- und Renditeanforderungen der
Anteilseigner, liberalisierungsbedingte Mehrkosten, EEG- und KWK-induzierte
Kosten und die Anforderungen der Anreizregulierung zu bertcksichtfigen.
Alle diese Faktoren fragen daozu bei, dass die VNB versuchen werden,
funlichst alle ,unndfigen™ Ausgaben zu vermeiden.

In den §§ 11 bis 14 EnNWG hat der Gesetzgeber die Verteilnetzbetreiber
dazu verpflichtet, ein sicheres, zuverlGssiges und leistungsfahiges Netz
diskriminierungsfrei zu beftreiben, zu warten und bedarfsgerecht aus-
zubauen, soweit dies wirtschaftlich zumutbar ist. Damit ist auch rechflich
abgesichert, dass dezenfrale Optfionen nicht gegenuber zentralen
Erzeugungsoptionen diskriminiert werden durfen. Dezentrale Kraftwerke
mussen vom Netzbetreiber moglichst effizient an sein Netz angeschlossen
werden.

Noch weiter geht aus Netzbetreiber-Sicht der § 14, Abs. 2 ENWG. Danach
sind die VNB zudem dazu verpflichtet, bei der Planung des Verteilnetzaus-
baues die Moglichkeiten von Energieeffizienz- und
NachfragesteuerungsmaBnahmen und dezentralen Erzeugungsanlagen
explizit zu berucksichtigen, durch die sich die Notwendigkeit einer
Nachrustung oder eines Kapazitdtsersatzes im Netz erubrigen kdnnte. Hier
geht es nicht mehr nur um das Verbot der Diskriminierung zwischen
verschiedenen Netzkunden, sondern dezentrale Optionen durfen auch
gegenuber MaBnahmen im Netz nicht diskriminiert werden. Dezentrale
Optionen sollen vielmehr zur L&sung netzseitiger Probleme genutzt werden
(z.B. Netzengpdsse). Um dies zu erreichen, wird es auch notwendig sein, sie
starker in den Netzbetrieb zu integrieren, anstatt sie lediglich an das Netz
anzuschlieBen. Wo die Entflechtung des Netzes also gerade noch eine
Grenzlinie gezogen hat, soll nun wieder eine Systemoptimierung greifen, die
uber die Grenzen des Netzes hinausgeht.

Es geht nun darum, die politischen Ziele des Ausbaus dezentraler Optionen
sowie die rechtlichen Vorgaben des EnNWG ¢konomisch zu fundieren und
die 6konomische Optimierungsleistung des Verteilnetzbetreibers neu zu de-
finieren, um dabei die dezentralen Optionen einzubeziehen. Dazu muss
einerseits der aus der EU-Richtlinie Ubernommene § 14, 2 EnWGE 6konomisch
operationalisiert werden, andererseits der Bogen aber auch weiter
gespannt werden. Denn der VNB soll gerade auch dann eine
kostenoptimale Integration der dezentralen Optionen sicherstellen, wenn
diese — wie in den meisten Fdllen zu erwarten — exogen vorgegeben sind
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und nicht zur L&ésung netzseitiger Probleme beitragen konnen, sondern
vielmehr zusdtzliche Netzkosten verursachen. Es geht darum, DE in das
bestehende System zu integrieren, auch wenn dadurch zumindest kurzfristig
zusdtzliche Kosten entstehen. Diese Zusatzkosten sollen aber minimiert
werden und die Vorteile dezentraler Optionen fur das Netz sollen wo immer
moglich genutzt werden.

Far den VNB muss die Netzintegration dezentraler Optionen zur Chance
und unfernehmerischen  Herausforderung werden, die zu be-
friebswirtschaftichem  Erfolg  fuhren  kann. Eine  entsprechende
Ausgestaltung der kunftigen Anreizregulierung muss die Weichen dafar
stellen, bestehende negative Anreizstrukturen, die einer aktiven Einbezie-
hung dezentraler Opfionen entgegenstehen, zu Uberwinden. Erst auf diese
Weise kann letfztlich ein ,level playing field™ (= ebenes Spielfeld, gleiche
Verhdltnisse schaffen fur unterschiedliche Optionen) fur die aktive Einbezie-
hung einer steigenden Zahl dezentraler Optionen hergestellt werden.

In den folgenden Abschnitten werden wir der beschriebenen Fragestellung
auf den Grund gehen, indem wir

1) in den Grundzugen darstellen, wie sich die dezentralen Optionen auf
das Netz auswirken,

2) argumentieren, dass die netzseitigen Kosten und Nutzen dezentraler
Optionen von den Netzbetreibern beeinflusst werden kdnnen,

3) zwischen vier Netzbetreiber-Typen und -Leitbildern differenzieren. Die
Leitbilder des ,Aktiven Netzbetreibers®™ und des ,Systemoptimierers”,
die wir fur eine Voraussetzung einer starkeren Durchdringung
dezentraler Optfionen halten, werden in den Grundzigen
6konomisch operationalisiert. Dies bildet die Grundlage fur die
Diskussion der Ausgestaltung der Anreizregulierung in Kapitel 4.3).

2.1.2 Ubersicht iliber die netzseitigen Auswirkungen
dezentraler Erzeugung

Zundchst geben wir einen kurzen Uberblick Uber die kostenseitigen
Auswirkungen der dezentralen Erzeugung auf das Netz. Diese hangen stark
vom konkreten Fall ab (einschlieBlich Erzeugungstechnologie, Standort im
Netz, Zustand des Netzes etc.). Dezentrale Erzeuger kdnnen sowohl
zusatzliche Kosten als auch zusdtzliche Nutzen im Netz verursachen (fUr
einen Uberblick Uber die internationale Literatur siehe (Bauknecht,
Brunekreeft 2008)).

Die Bundesnetzagentur (Bundesnetzagentur 2006, S. 221, Kennziffer 1042)
geht davon aus, dass die Integration dezenfraler Erzeugungsanlagen eine
.kostensteigernde Wirkung® auf die Netfze hat. Dies gilt nach ihrer
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Finscha&tzung sowohl fir Hoch- als auch fur Mittelspannungsnetze. Uber die
fur VNB wichfige Situation bei Niederspannungsnetzen wurde keine
Aussage getroffen. Es wird nur konstatiert, dass in der Anschlussebene der
dezentralen Erzeugungsanlagen mit ,nennenswerten Mehrkosten zu
rechnen ist”. Bei den Mittelspannungsnetzen werden diese Mehrkosten - bei
einer Gesamtkapazitdt der dezentralen Erzeugungsanlagen etwa in der
Hohe der Jahreshdchstlast des entsprechenden Netzes - auf rund 5%
berziffert. Diese Mehrkosten sollen dann noch hdéher sein, wenn die
Erzeugungsanlagen nicht auf der ,Granen Wiese™ errichtet, sondern in ein
bereits bestehendes Netz integriert werden.

Vor allem bei einer hohen Marktdurchdringung dezentraler Anlagen kon-
nen Mehraufwendungen aufgrund einer schwierig werdenden NetzfUhrung
notig werden (Kleimaier 2005, S. 19). Zusatzkosten durch die Netzintegration
dezentraler Anlagen kénnen u.a. durch Netzerweiterungs- und Netzaus-
baumaBnahmen, Transaktionskosten usw. entstehen.

In Tabelle 2-1 werden unterschiedliche Kostenkategorien und inre Ursachen
zusammengefasst.

Kostenkategorie Kostentreiber

Kosten fur Anfragen, Planung von | Anzahl d. Vertragspartner bzw.
Netzeinbindung Anlagen

Kosten fur zusatzliche Messstellen, | Anzahl d. Vertragspartner bzw.
Einspeiseganglinien, Vertragskosten | Anlagen
und sonstigen Transaktionskosten

Abwicklung von Férderungen Anzahl und Art der Anlagen

Erhohte Aufwendungen fur die Be- | Anzahl der Anlagen, Einspeise-
triebsfUhrung (u. a. Lastfluss, Gefahr | und Lastcharakteristika

von Rdckspannungen, Einstellun-
gen der Schutztechnik, Blindener-
giehaushalt)

Netfzverstarkungs- und bzw. -aus- | Einspeiseleistung der Anlagen im
baukosten  (Anlagenverstarkung, | Verhdltnis zur Netzhdchstlast
Neftzstabilitdt, Ausbau v. Informati-
onstechnologien fur Netzleitsys-
feme)

Tabelle 2-1: Zusatzkosten durch dezentrale Anlagen

In der DENSAN-Studie (Leprich et al. 2005, S. 79) konnte auf der Grundlage
der Netzkosten von rund 120 Verteilnetzbetreibern (Geschdftsjahr 2003) aus
allen Bundesldndern der Bundesrepublik, bezogen auf die Mittel- und
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Niederspannungsebene, kein signifikanter Zusammenhang zwischen den
Netzkosten und der Zahl der dezentralen Erzeugungsanlagen oder der
installierten dezentralen Erzeugungskapazitdt nachgewiesen werden. Es
wird darin zudem konstatiert, dass die ,unzweifelhaft vorhandenen Kosten-
einflusse™ in der Streubreite absoluter und spezifischer Kosten untergingen.
Es ist allerdings anzumerken, dass bei den untersuchten Netzbetreibern der
Anteil dezentraler Erzeugungsanlagen gering oder durch bereits mehrjdhrig
eingebundene Anlagen gekennzeichnet war.

Dezentrale Anlagen im Netz kénnen allerdings auch kostenmindernd wir-
ken. Dies ist vor allem dann der Fall, wenn die Netze stark ausgelastet sind
und Netfzengpdsse bestehen. Grundsatzlich kann dabei zwischen netz- und
energiebezogenen Vorteilen unterschieden werden. Kostenmindernde
Wirkungen bzw. Nutzen durch die Netzintegration dezentraler Anlagen
kobnnen sich ergeben durch (Leprich 2004, S. 571):

1. Netzbezogene Vorteile:

e Verschiebung oder Vermeidung von Netzverstdrkungen und Netzaus-
bau

geringere Bemessungsleistung bei Transformatoren

geringere Auslastung und Verluste von Transformatoren

geringere Querschnitte bei Kabeln und Leitungen

weniger Einspeisestationen

lGngere Auslauferleitungen

Vermeidung oder Verringerung von tempordren Netzengpdssen
geringere Netzverluste

2. Energiebezogene Vorteile:

e Beifrdge zur Spitzenlastreduzierung, Reservehaltung und
Regelenergie bei plan- und steuerbaren dezentralen Anlagen

e geringerer Bezug aus dem vorgelagerten Netz

e Erhdéhung der Flexibilitdt des gesamten Stromsystems (Einsatz,
AnlagengroBe, Erweiterbarkeit, Transportierbarkeit, geringere Bauzei-
fen)

e Verbesserung der Versorgungssicherheit

Bei zunehmender Nachfrage kann es gegebenenfalls effizienter sein, diese
Nachfrage vor Ort mit dezentralen Optionen zu befriedigen. Eine
Voraussetzung dafur ist im Allgemeinen, dass das vorhandene Netz dafar
nicht ausreicht und deshalb Netzinvestitionen notwendig wdaren.

BezUglich der Kostenreduktion durch dezentrale Anlagen verweist die Bun-
desnetzagentur (Bundesnetzagentur 2006, S. 221) darauf, dass die
Netzintegration von Erzeugungsanlagen zur Folge hat, dass ein geringerer
Teil der Last durch den Bezug aus den vorgelagerten Netzebenen gedeckt
werden muss. Damit werden bei einer unterstellten Neuplanung des Netzes

Seite 81 von 266



izes.®

Institut fOr ZukunftsEnergieSysteme

Kosten in den vorgelagerten Ebenen reduziert. In diesem Zusammenhang
verweist die Bundesnetzagentur auf eine Studie (Consentec 2004), die im
Auftrag der &sterreichischen Regulierungsbehdrde E-Control im Jahr 2004
durchgefuhrt wurde. Diese Untersuchung kommt zu dem Ergebnis, dass
derartige Kosteneinsparungen selbst bei einem erheblichen Zubau
dezentraler Erzeugung zum einen nur in einem Teil der Netzebene und zum
anderen nur ,maximal im einstelligen Prozentbereich®™ erwartet werden
kdbnnen.

Zusammenfassend kann festgehalten werden, dass eine groBe Bandbreite
von Effekten einer Marktausweitung und Netzintegration dezentraler
Optionen erkennbar ist: je nach konkretem Fall ist sie mit zusdtzlichen
Kosten oder Kostenentlastungen verbunden.

2.1.3 Einflussmoglichkeiten des VNB auf die Kosten und
Nutzen dezentraler Erzeugung

Nachdem wir im vorangehenden Abschnitt argumentiert haben, dass sich
DE sowohl positiv als auch negativ auf die Netzkosten auswirken und dass
die Effekte stark vom konkreten Einzelfall abhdngen, geht es nun darum
darzustellen, dass die Kosten von den Netfzbetreibern beeinflusst werden
kbnnen. Zwar ist das Volumen der dezentralen Erzeugung zum groBen Teil
exogen vorgegebenl!d, Innerhalb dieser Randbedingung kann der
Netzbetreiber jedoch Kosten reduzieren und zusatzliche Nutzen generieren.
Dabei geht es nicht nur um eine effiziente AusfUhrung des Netzanschlusses,
sondern auch darum, die ,Netzphilosophie®™ an neue Einspeiser anzu-
passen.

In der intfernationalen Diskussion um die Integration dezentraler Erzeugung
unterscheidet man zwischen ,passiven™ und ,aktiven®™ Netzmanagement-
Philosophien (Cao et al. 2006)1¢.

Reagieren VNB auf neue dezentrale Opfionen am Netz lediglich mit
Kapazitatserweiterungsinvestitionen, d.h.  mit  Netzverstarkung oder
Netzausbau, wird von einer ,passiven”™ Netzsnanagement-Philosophie bzw.
von einer fit and forget™-Haltung gesprochen (Strbac et al. 2006). Dies wird
als die fraditionelle Verhaltensweise der VNB gegenuber dezentralen

15 Kosten sollen also nicht dadurch reduziert werden, dass dezentralen Anlagen der
Netzzugang verweigert wird.

16 Die nachfolgend zitierten Studien sind im Rahmen des EU-Projekts DG-GRID entstanden.
Bei den Untersuchungen im Rahmen dieses Projektes wurden ausschlieBlich die
okonomischen Effekte der Integration dezentraler Erzeugungsanlagen auf die VNB
analysiert. Nachfrageseitige Lastmanagementoptionen wurden nicht betrachtet.

Seite 82 von 266



izes.”

Institut fUr ZukunftsEnergieSysteme

Anlagen bezeichnet (Cao et al. 2006, S. 64). Bei dieser Netzmanagement-
Philosophie werden dallerdings die Chancen, die eine Einbeziehung
dezentraler Optionen in die Optimierung der Netzlast bieten, um die
Zusatzkosten zu reduzieren oder sogar zusatzlichen Nutzen zu generieren,
nicht genutzt.

Die Alfernative dazu ist die ,akfive™ Netzmanagement-Philosophie. Das
bedeutet, dass das Verteilnetz und die angeschlossenen Anlagen mit zum
Teil innovativen Steuerungs- und Regelungstechnologien ausgestattet
werden, die es ermoglichen, im Betrieb das Gesamtsystem zu optimieren.
Ein Beispiel ist eine akfive Spannungsregelung auch im Verteilnetz
(insbesondere auf der NS-Ebene). Dadurch erhdht sich die
Erzeugungskapazitdt, die an eine gegebene Leitungskapazitat
angeschlossen werden kann. Netzbetreiber mit aktivem Netzmanagement
stellen nicht nur ein Netfz zur VerflUgung, sondern interagieren auch im
Betrieb stadndig mit ihren Kunden auf der Nachfrage- und der
Angebotsseite.

Modellgestutze Untersuchungen von (Cao et al. (2006)) - bezogen auf UK
und Finnland im Rahmen des Projektes DG-Grid - deuten beispielhaft
darauf hin, dass die anfallenden Netzverstdrkungs- bzw. Netzausbaukosten
(Kapitalkosten — CAPEX), die beim Ausbau dezentraler Optionen (kleine
Wasserkraftwerke, KWK und PV) anfallen, bei einem ,aktiven”
Netzmanagement niedriger ausfallen als bei einem ,passiven®
Netzmanagement. Der Einsatz von Mikro-KWK ist pradgend fur UK und der
Einsatz kleiner Wasserkraftwerke ist pradgend fur Finnland.

Die Ergebnisse der Studie von (Cao et al. (2006)) sind Tabelle 2-2 und
Tabelle 2-3 zusammengefasst.

.Passives™ +Aktives”
Netzmsnanagement Netzmsnanagement
Landliche Netze
€/KW 24-84 16-65
Stadtische Netze
€/kW 59-472 24-190

Tabelle 2-2: Netzverstarkungskosten UK
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~Passives™ ~Aktives®
Netzmnanagement Netzmnanagement
Landliche Netze
€/kW 122-236 12-100
Stadtische Netze
€/kW 11-580 16-70

Tabelle 2-3: Netzverstarkungskosten Finnland

Die groBe Streuung der Werte ist sowohl auf den Anteil der dezentralen Er-
zeugungsanlagen als auch auf ihre Konzentration zurlckzufuhren. Diese
Werte bilden aber die Tendenz ab, dass ein ,akfives®™ Netzmanagement zu
niedrigeren Kosten fuhrt. Dies gilt zumindest fur die Idndlichen und
stadtischen Verteilnetze in UK und far die Idndlichen Netze in Finnland. Aber
in einigen Fdllen einer hohen Marktdiffusion dezentraler Opfionen sind die
Kosten auch hoéher als bei einem ,passiven™ Netzmanagement. In diesen
Fallen steigen zumindest die Betriebskosten (OPEX) (z.B. Energieverluste, Ar-
beitskosten usw.), ohne dass die Kapitalkosten entsprechend sinken, und
folglich steigen die Gesamtkosten (TOTEX).

Diese Effekte differieren auch zwischen stddtischen und Idndlichen Netzen.
In den |andlichen Netzen Finnlands sind die Kosteneinsparungen durch ,ak-
fives™ Netzsnanagement hdher als in UK. Bezogen auf die IGndlichen Netze
in Finnland sind die in den Tabellen angegebenen Werte immer hdher als
jene in UK. Dies liegt an der Ladnge der Netze, Spannungsanstieg beim An-
schluss von dezentralen Anlagen mit entsprechend hdheren Netzverstar-
kungskosten sowie hohen Kosten fur die Optionen zur VerstGrkung der
Stromkreise.

Auch die folgende Abbildung, die im &sterreichischen Pilotprojekt DG
DemoNetz" erstellt wurde, illustriert, dass in dem untersuchten Fall bei
steigender Kapazitdt dezentraler Erzeugung mehrere Alternativen zum
Leitungsbau bestehen, die deutlich kostengunstiger sind.
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Abbildung 2-1: Kostenvergleich verschiedener technischer Losungen zur DE-
Integration, Kosten pro zusatzlich installierbarer DG-Leistung (Barwerte inkl.

Betriebskosten) (€/kW)
Quelle: (Praggler, 2008 4609/id)

Die folgende Grafik fasst die Uberlegungen der beiden vorangegangenen
Abschnitte zusammen. Sie zeigt die stilisierten zusatzlichen Netzkosten der
dezenftralen Erzeugung (Fall 2 im Vergleich zu Fall 1). In Fall 3 werden diese
Zusatzkosten reduziert, zum Beispiel durch aktives Netzmanagement. In Fall
4 werden dezentrale Optionen zusdtzlich dazu genutzt, netzseitige
Probleme (die unabhdngig von DE bestehen) zu beseitigen. Da dies in dem
angenommenen Fall gunstiger ist, als MaBnahmen im Netfz selbst (z.B.
Netfzausbau), reduzieren sich dadurch die urspringlichen Netzkosten
(gepunkteter Bereich).
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Kosteneinsparung gegenlber
Netzausbau durch Integration
der Anlagen in den Netzbetrieb

Netz- 4
kosten

Netz-
Erweiterungs-
Kosten durch DE

1) Netzkosten 2) Netzkosten mit 3) Reduktion zusétzlicher 4) Ein Teil der DE
ohne DE DE, konventioneller ~ DE-Kosten durch kann Netzkosten
DE-Anschluss Netzintegration reduzieren

Abbildung 2-2: Netzkosten dezentraler Optionen und prinzipielle
Handlungsmoglichkeiten des VNB

Insgesamt kann konstatiert werden, dass Netzbetreiber einen Einfluss haben
auf die Kosten: Sie kbnnen Zusatznutzen generieren bzw. zusatzliche Kosten
reduzieren.

2.1.4 Ziele “aktiver” Verteilnetzbetreiber
In den vorangegangen Abschnitten haben wir dargestellt,

1) dass dezentrale Erzeugung je nach Fall netfzseitige Kosten oder
Nutfzen nach sich ziehen kann

2) und dass diese vom Netzbetreiber zumindest zum Teil beeinflusst
werden kdnnen.

In diesem Abschnift geht es nun darum, die skizzierten fechnischen
Handlungsmoglichkeiten der VNB mit entsprechenden Netzbetreiber-Typen
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und Leitbildern zu verknupfen, die die jeweilige dkonomische Rationalitat
und prinzipielle Haltung der Netzbetreiber gegenUber dezentralen
Optionen  beschreiben. Das technische Konzept des aktiven
Netzmanagements wird ergdnzt durch das ékonomisch-organisatorisch
ausgerichtete Leitbild des aktiven Netzbeftreibers.

Dabei wird die bisher genutzte Unterscheidung zwischen ,aktivem™ und
Lpassivem”™ Netzbetreiber weiter ausdifferenziert und um die Typen des
.neutralen Dienstfleisters®™ und des ,Systemoptimierers® erganzt. Die
Leitbilder des , Aktiven Netzbetreibers™ und des ,Systemoptimierers™, die wir
fur eine Voraussetzung einer stdrkeren Durchdringung dezentraler Optionen
halten, werden in den Grundziugen &konomisch operationalisiert. Dies
bildet die Grundlage fur die Diskussion der Ausgestaltung der
Anreizregulierung in Kapitel 4.3.

Vom passiven zum aktiven Netzbetreiber und Systemoptimierer

Wir unterscheiden zwischen vier verschiedenen Netzbetreiber-Typen, die in
der folgenden Tabelle zusammmengefasst werden.

Prinzipielle Haltung | ZielgréBe in Bezug Status des VNB-Typs

zu DE auf DE
Der passive DE wird Uberwie- Kosten, die Uber die | Bislang sehen die
Netzbetreiber gend als Stoér- und unmittelbare Versor- | meisten VNB DE als
Kostenfaktor gungsaufgabe Storfaktor.
gesehen. hinausgehen,

werden soweit wie Der Druck auf die
moglich vermieden | Kosten wird durch
die Anreizregulie-
rung tendenziell

VNB ist bestenfalls
passiv gegenuber
DE, Anschluss wird Netzkosten sollen

gza/iizjzgr?eﬁ und geslenk’r \I/Iverder“w. weiter verstarkt,
In Einzelfdllen kdn-
nen dazu auch DE
genutzt werden.
Der neutrale Politische VNB sorgt far Einzelne
Dienstleister Vorgaben werden | effizienten Netzan- Pionierunternehmen
akzeptiert schluss der unalb-
hé&ngig von ihm
Exogen vorgege- errichteten
bene DE werden dezentralen
ohne Diskriminie- Einspeiser.

rung als Kunden
behandelt und an | Netzphilosophie

das Netz ange- aber im Prinzip
schilossen. unverandert, ,Fit-
and-forget”.
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Der aktive
Netzbetreiber

Exogen vorge-
gebene DE werden
angeschlossen
(siehe oben:
neutraler Dienst-
leisten),

und darudber hinaus
soweit moglich in
den Netzbetrieb
integriert (z.B.
durch active
network
management).

Reduzierung
eigener kurz-, mittel-
u. langfristiger
Netzkosten unter
systematischer
Einbeziehung der
exogen vorgege-
benen dezentralen
Optionen und unter
Berlcksichtigung
von Netzinvestitio-
nen und Netzbe-
trieb.

Zukunftsvision,
einzelne
Pilotprojekte

Der
Systemoptimierer

DE werden zus&itz-
lich zum aktiven
Netzbetreiber als
Moglichkeit gese-
hen, netzseitige
Probleme zu I6sen

Einzelwirtschaftlich
sinnvolle dezen-
trale Optionen im
Netzgebiet werden
aktiv erschlossen.

Reduzierung
eigener kurz-, mittel-
u. langfristiger Netz-
kosten unter
systematischer
Berlcksichtigung
aller vorhandener
DE-Optionen im
Netzgebiet

DE werden Teil der
Planungsoptionen
des Netzbetreibers.

(exogen
vorgegebene DE-
Kapazitdt steht
dabei aber nach
wie vor nicht zur
Disposition)

Zukunftsvision, DE
werden in
Einzelfallen zur
Lo&sung netzseitiger
Probleme genutzt.

Tabelle 2-4: Netzbetreibertypen im Vergleich

Die nachfolgende Abbildung ordnet die dargestellten Netzbetreibertypen

den in Abbildung 2-1 gezeigten Szenarien zu.
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Kosteneinsparung gegeniber
Netzausbau durch Integration
der Anlagen in den Netzbetrieb

Netz- { 4
kosten

Netz-
Erweiterungs-
Kosten durch DE

1) Der passive 2) Der neutrale 3) Der aktive 4) Der

Netzbetreiber Dienstleister schlieBt  Netzbetreiber reduziert Systemoptimierer
versucht DE an, Netzphilosophie die Zusatzkosten nutzt DE zuséatzlich
Zusatzkosten incl. bleibt aber unverandert, zurLésung

DE zu vermeiden. Kosten steigen. netzseitiger Probleme

Abbildung 2-3: Netzbetreibertypen und Netzkosten dezentraler Optionen
und prinzipielle Handlungsmglichkeiten des VNB17

Die Typen 2, 3 und 4 zeichnen sich alle dadurch aus, dass sie das exogen
vorgegebene DE-Volumen bereitwillig akzeptieren und ohne Behinderung
an ihr Netz anschlieBen. Allerdings unterscheiden sie sich in dem
MaBnahmenportfolio, das sie dafur nutzen. Wdhrend der neutrale
Dienstleister vor allem fUr einen reibungslosen und effizienten Netzanschluss
sorgt, werden die Anlagen vom aktiven Netzbetreiber daruber hinaus auch
in den Netzbetrieb integriert, zum Beispiel durch Konzepte des aktiven
Netzmanagements.

Der vierte Typ, der ,Systemoptimierer®, baut auf dem dritten Typ auf und
versucht wie dieser, die exogen vorgegebenen Anlagen effizient in sein

7Die Tatsache, dass in der Grafik beim passiven Netzbetreiber keine zusdtzlichen
Netzkosten anfallen, bedeutet selbstverstndlich nicht, dass bei diesem bislang in
Deutschland vorherrschenden VNB-Typ keine dezentralen Anlagen angeschlossen sind
und keine zusdtzlichen Kosten entstehen. Es soll nur verdeutlichen, dass es sich aus Sicht
des passiven Netzbetreibers um einen Kostenblock handelt, den er aus
betriebswirtschaftlichen Grinden wo immer modglich zu vermeiden versucht.
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Netz zu integrieren. DarlUber hinaus ist es aber auch sein Ziel, den
netzseitigen Wert dieser Anlagen zu erhdhen und netzseitige Probleme mit
ihnen zu l6sen. Dazu ist dieser VNB aktiv bemuht, weitere dezentrale
Optionen in seinem Netzgebiet zu erschlieBen, die aus Netzsicht vorteilhaft
sind und die in einzelnen Fdllen sogar Netzinvestitionen ersetzen kbnnen.

Der Systemoptimierer ist nicht nur neutfral gegenUber verschiedenen
Optionen auBerhallbb des Netzes, sondern im Sinne des §14,2 EnNWG auch
neutral in der Entscheidung zwischen MaBnahmen in und auBerhalb des
Netzes. In diesem Sinne werden die dezentralen Optionen Teil der
.Optimierung™. Letztlich geht es ihm auch um Geschdftsfeldoptimierung.

Beide VNB-Typen zeichnen sich aber auch dadurch aus, dass es insgesamt
nicht um eine Kostenoptimierung des Gesamtsystems aus Netz und
dezentralen Optionen geht, sondern um die Minimierung der Zusatzkosten
der groéBtenteils exogen vorgegebenen dezentralen Optionen - die
feilweise auch dadurch erfolgen kann, dass DE zusatzlichen Nutzen
generieren. Das schlieBt aber nicht aus, dass die VNB nicht auch Einfluss auf
die exogen vorgegeben DE nehmen kénnen, z.B. auf ihre Standortwahl.

Eine zentrale Handlungsopftion fur ,akfive™ VNB bzw. Systemoptimierer ist
die Optimierung des Netzlastrmanagements unter systematischer
BerUcksichtigung aller dezentralen Optionen der Angebots- und Nach-
frageseite, die entweder exogen vorgegeben sind oder dadurch
wirtschaftlich werden koénnen, dass sie einen netfzseitigen Nutzen
generieren kbnnen.

Einzelwirtschaftliche Optimierung des Systemoptimierers

Ein zentrales Kennzeichen des Systemoptimierers ist es, dass er DE nicht nur
kostengunstig in sein Netfz integriert, sondern dass er DE auch als eine
Option zur L&ésung netzseitiger Probleme betfrachtet. Dadurch wird die
Systemgrenze der Handlungsoptionen des Netzbetreibers ausgeweitet. Der
VNB soll verschiedene Optionen innerhalb und auBerhallb des Netzes auf
der gleichen Grundlage vergleichen. Dazu ist es notwendig, dass eine
betriebswirtschaftliche Entscheidungsrationalitat mit einer
einzelwirtschaftlichen Perspektive zur Deckung gebracht wird. Dazu muss
der regulatorische Rahmen entsprechend ausgestaltet werden (siehe AP
3).

Im Hinblick auf die 6konomische Entscheidungsrationalitat lassen sich die
folgenden vier Blickwinkel unterscheiden, die sich auf untferschiedlich
komplexe technisch-6konomische Systeme beziehen:

o betriebswirtschaftlich

Welche MaBnahme ist aus der Sicht des Unternehmens in einer
konkreten Situafion unter gegebenen Rahmenbedingungen
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wirtschaftlich  sinnvoll? Die betriebswirtschaftlich rationale
Entscheidung kann gesamtwirtschaftlich suboptimal sein.

¢ einzelwirtschaftlich

Welche MaBnahme ist in einem systematischen Kostenvergleich
gegenuber anderen MaBnahmen zu bevorzugen, wenn die gleichen
Kalkulationsgrundlagen (level playing field) zugrunde gelegt
werden? Im konkreten Fall: Ausweitung des MaBnahmenportfolios zur
Losung netzseitiger Probleme auf die dezentralen Optionen und
systematische Abwdgung gegen ,traditionelle™ Netzinvestitionen.

¢ volkswirtschaftlich

Welche MaBnahme ist unfer gesamtwirtschaftlichen Kosten-Nutzen
Gesichtspunkten grundsatzlich positiv zu bewerten? Hierbei kdnnen
die Kosten auch die externen Kosten beinhalten.

e gesellschaftlich

Welche MaBnahme ist unter Berlcksichtigung der gesellschaftlichen
Ziele grundsdatzlich positiv zu bewerten? Gesellschaftliche Ziele
kbnnen dabei Effizienz- und Gerechtigkeitsziele, aber auch
Umweltziele umfassen.

Voraussetzung far den  ,Systemoptimierer® ist es, dass die
betriebswirtschaftliche und die einzelwirtschaftliche Perspektfive durch den
Regulierungsrahmen zur Deckung gebracht werden. Die
einzelwirtschaftliche Perspektive ist deshalb relevant, weil

e .. .die volkswirtschaftiche oder gesellschaftliche Enfscheidungs-
rationalitdt dem VNB die Rolle eines gesamtwirtschaftlichen bzw.
gesellschaftlichen Optimierers zuweisen warde, die diesem unseres
Erachtens ordnungspolitisch nicht zukommt

e ..die heutige beftriebswirtschaftliche Entscheidungsrationalitdt des
VNB volkswirtschaftlich gesehen subopftimal ist

e .. .diese Suboptimalitdt durch die Herstellung gleicher Kalkulations-
grundlagen Uberwunden werden kann, durch die dezentrale
Optionen (Angebots- und Nachfrageseite) in die Kalkulation einbe-
zogen werden kbnnen

e ..dies eine &konomisch optimierte Ausweitung und Integration
dezentraler Optionen in das Verteilnetz begunstigt.

Wir unterstellen in diesem Projekt, dass die Verteilnetzbetreiber samiliche
Enftscheidungen im Bereich des Netfzlastrmanagements nach der einzelwirt-
schaftlichen  Entscheidungsratfionalitdt  freffen  sollen, indem  die
einzelwirtschaftliche und die beftriebswirtschaftliche Rationalitdt durch den
Regulierungsrahmen zur Deckung gebracht werden.
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Life cycle cost Betrachtung

Grundlage fur den  systematischen  Kostenvergleich  ist  ein
MaBnahmenkatalog, d.h. ein allgemeines Ressourcen-Portfolio, das unter
Kapitel 2.2. ausfuhrlich dargestellt wird.

Bei diesem Kostenvergleich werden fur die unterschiedlichen Opfionen des
Ressourcenportfolios die gleichen Kalkulationsgrundlagen zu Grunde ge-
legt. Auf der Grundlage dieser einzelwirtschaftlichen Entscheidungsratio-
nalitdt kann far jede MaBnahme eines MaBnahmekatalogs, der alle rele-
vanten (technischen) Optimierungsalternativen des Netzmnanagements
umfasst, eine eindeutige Entscheidung getroffen und die kostengunstigste
L&sung realisiert werden.

Ahnlich wie bei der Bestimmung des okonomischen Optimums der
Stromnutzung im Rahmen von Least-Cost-Planning/Integrated-Resource
Planning kann auch hier vorgegangen werden: Okonomisch rational ist die
Minimierung der Gesamtkosten der Bereifstellung der Netzlast unter aktiver
Einbeziehung aller exogen vorgegebenen sowie der darUber hinaus aus
Netzsicht einzelwirtschaftlich ,sinnvollen™ dezentralen Optionen, d.h. eine
Minimalkostenkombination.

Die methodische Grundlage fur diesen systematischen einzelwirtschaftli-
chen Abwdagungsprozess sind die ,levelized life cycle costs®, d.h. die fi-
nanzmathematischen Durchschniftskosten Uber die Lebensdauer (von der
Initiierungsphase bis zur Entsorgung) der jeweiligen Handlungsalternativen,
unter Einbeziehung der dezentralen Optionen, wobei dann die jeweils kos-
tfengunstigste Option (ausgedruckt in €/kW) realisiert wird.

Stromnetze und Netzkomponenten besitzen ein relativ hohes Investiti-
onsvolumen und zeichnen sich durch eine lange Lebensdauer aus. Auch
dies macht Methoden wie life-cycle-cost-Berechnungen fur die
Unfernehmen interessant, die Ansatzpunkte zur Optimierung der
Gesamtaufwendungen far ein Verteilnetz aufzeigen. Derzeit werden
allerdings liberalisierungsbedingt aufgrund der bestehenden
Negativanreize von den Unternehmen nur betriebswirtschaftliche und keine
einzelwirtschaftlichen life-cycle-cost-Betrachtungen angestellt bzw. die
einzelwirtschaftliche und die beftriebswirtschaftliche Perspektive werden
durch den Regulierungsrahmen nicht zur Deckung gebracht. Aus einer
Analyse der einschldgigen Literatur (u.a. (Muller 2003; Laskowski 2006)) wird
deutlich, dass life-cycle-cost-Berechnungen bislang vor allem zur
Berechnung der Kostenwirksamkeit von Investitionen in Komponenten von
Hochspannungsnetzen eingesetzt wurden.

Die ,life cycle costs™ (gemdaB Basismodell nach DIN EN 60300-3-3) beinhal-
tfen alle Kosten, die im gesamten Nutfzungszeitraum der jeweiligen Hand-
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lungsalternativen entstehen. Bei dem hier  vorgeschlagenen
einzelwirtschaftlichen Kostenvergleich sollen in die life-cycle-cost-
Betrachtungen explizit die dezentralen Optionen systematisch einbezogen
werden.

Einzelwirtschaftliche life-cycle-cost-Betrachtungen sind eine systematisierte
Betrachtung aller anfallenden Kosten (Nutzen) mit dem Ziel, die
Gesamtkosten zu minimieren bzw. den Gesaminutzen zu maximieren.
Grundsatzlich werden dabei die Kosten und Nutzen in allen Phasen des
Lebenszyklus einer MaBnahme (Investition) dargestellt und monetdar
bewertet. Bei einer Investition mussen die einmaligen Anschaffungskosten
und die periodisch wiederkehrenden Folgekosten bedacht werden.

Grundlegende Parameter fur die Kalkulation sind der Betrachtungszeit-
raum, in der Regel 40 Jahre, sowie risikoaddquate Kalkulationszinsstze. De-
zentrale Optionen haben im Vergleich zu Netzinvestitionen eine deutlich
karzere Nutzungsdauer, ihre Verfugbarkeit hdngt vom Zustand und von
Drittakteuren ab und inre Systemintegration ist komplex. Der Einsatz dezen-
traler Optionen ist fur die VNB folglich mit hdheren Risiken verbunden als
ubliche Netzinvestitionen. Deshalb sollen sie beim einzelwirtschaftlichen Kos-
tenvergleich mit einem angemessenen hdheren Zinsfaktor versehen wer-
den.

2.2 Methodik einer Nutzen-Kosten-Analyse bei der
Planung des Verteilernetzausbaus mit Optimierung
der dezentralen Optionen

2.2.1 Rahmenbedingungen der Netzplanung

Der Netzausbau ist eine Handlungsoptfion, um die Orflichen
AnschlusskapazitGten bereitzustellen. Zur Zeit Uberwiegt der Netzausbau
zur Beseitigung der Netzengpdsse. Nach § 14 Abs. 2 ENWG haben die
Betreiber von ElektrizitGtsverteilernetzen bei der Planung des
Verteilernetzausbaus die Moglichkeiten von Energieeffizienz- und
NachfragesteuerungsmaBnahmen sowie dezentralen  Erzeugungs-
anlagen zu berucksichtigen. Dieses MaBnahmenbundel bezeichnen wir
als die ErschlieBung dezentraler Optionen.

2.2.1.1 Netzkonfiguration

Die Einbindung von dezenfralen Erzeugungsanlagen in Nefze und ihr
Parallelbetrieb ist sinnvoller Weise fur folgende Fdlle zu unterscheiden. Dies
gilt sowohl fur KWK- als auch fur EEG-Anlagen. Es wird zundchst davon
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ausgegangen, dass es sich um nachhaltige dezentrale Einspeisungen
handelt:

e Verbrauchsnahe dezentrale Einspeisungen

e Eigenerzeuger

¢ Nicht verbrauchsnahe dezentrale Einspeisungen
e Nicht lastganggemessene Verteilnetze

e Unverzichtbare dezentrale Einspeisungen

e Nicht lastganggemessene Einspeisungen

e Nefzreserve

Verbrauchsndhe der dezentralen Einspeisungen
Uber die Verbrauchsndhe einer Einspeisung gibt es eine Makro- und eine
Mikro-Sicht, je nach Standpunkt der Betrachtung.

Aus der Sicht des vorgelagerten Netzbetreibers (Makro-Sicht) ist eine
Einspeisung verbrauchsnah, wenn sie die nachgelagerte Netzlast
vermindert. Bei aus dieser Sicht verbrauchsnahen Einspeisungen in
Netfze des VNB, wie in der Regel Einspeisungen in der Ndhe von Schalt-
und Umspannanlagen, vermindert sich in der Regel nur die Hochstlast
der Entnahmen aus der vorgelagerten Netzebene, nicht aber die
Netzlast der Einspeiseebene selbst. EEG-Anlagen sind in  der
uberwiegenden Anzahl der Fdlle nicht verbrauchsnahe Einspeisungen.
Dies wird sich in Zukunft in dem MaBe dndern, wie zunehmend auch
Biomassen durch physikalischen Einsatz oder die Gasdquivalentregel im
EEG in verbrauchsnahen KWK-Anlagen zum Einsatz kommt.

Aus der Sicht des Einspeisenetzbetreibers (Mikro-Sicht) ist eine
Einspeisung verbrauchsnah, wenn sie die Netzlast in der Einspeiseebene
vermindert. Dadurch werden Verteilverluste im Netz vermindert und die
Netzreserve (Abstand zur Kapazitatsgrenze des Netzes) erhdht. Durch
verbrauchsnahe dezentrale Einspeisung ergibt sich in der heutigen
Praxis vielfach ein Kostenvorteil fur den Netzbetreiber. Die
Verbrauchsndhe einer KWK-Anlage zur dezentralen Einspeisung ist in der
Regel umgekehrt proportional zu ihrer GroBe.

Eigenerzeuger

Ein Eigenerzeuger, der eigenen Strombedarf selbst erzeugt, ist als Extremfall
der verbrauchsnahen Einspeisung anzusehen. Der Eigenerzeuger
vermindert die Lastflisse in der Ebene seiner Netzanbindung und vermeidet
die Netzentgelte der Anschlussebene und damit auch die der
vorgelagerten Netzebenen. Eigenerzeuger kdbnnen mit
Netzreservekapazitt der Anschlussnetzebene die Leistungskomponente
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der VNE absichern. Bei Eigenerzeugern hat die Reserveproblematik wegen
der zusatzlichen Netzebene eine gréBere Bedeutung als bei Einspeisern.
Vielfach sind bei Gewerbebetrieben, Privatkunden und der 6ffentlichen
Hand Kombinationen von Eigenerzeugung und Einspeisung anzutreffen, die
'Zusatzstrom" dem Netz entnehmen und 'Uberschussstrom' in das Netz
zurdckspeisen.

Unverzichtbare Einspeisungen

Soweit es verbrauchsferne und verbrauchsnahe  Einspeisungen
ermoglichen, die notwendige gesicherte Netzanschlussleistung an das
vorgelagerte Netz unter die verlustbehaftete Netzlast zu senken, werden sie
zu unverzichtbaren Einspeisungen, die Netzverstarkungen bzw. Netzausbau
verhindern. Far den Netzbeftreiber entsteht ein Optimierungspotenzial durch
Einbindung der dezentralen Optionen. Dieser Abwdgungsprozess einer
Systemopftimierung zwischen Netzinvestitionen und dezentralen Optionen
unter dem volkswirtschaftlichen Blickwinkel wird vom Gesetzgeber
ausdrucklich angeregt (§14 Abs. 2 ENWG). In DENSAN sind dazu einige
Beispiele ausgefuhrt, die belegen, dass diese Abwdgung unter den
aktuellen Rahmenbedingungen meist zu Ungunsten der dezentralen
Optionen ausfallen wird. Sicher ist dabei von Bedeutung, von wie vielen
konkreten dezentralen Einspeisungen es abhdngt, dass die Netzlast die
Netzkapazitdt nicht zu Ubersteigen droht. Wie in allen Besicherungsfdllen ist
auch hier eine n-x-Sicherheit zu berUcksichtigen, so dass mehrere
unverzichtbare dezentfrale Einspeisungen jeweils nur statistisch anfteilig
Netzlast vermeiden.

Nicht lastganggemessene Verteilnetze

MaBgeblich fur die Beurteilung der Netzlastvermeidung ist immer die
gesamte Netzebene eines Netzbetreibers und nicht das einzelne konkrete
nachgelagerte Netz. Wenngleich viele NS-Netze nicht lastganggemessen
sind, ist die rechnerische Ermitflung der Belastung der vorgelagerten
Netzebene moglich, so dass vermiedene Netzentgelte berechnet werden
kébnnen.

Nicht lastganggemessene Einspeiser

FUr Einspeiser ohne Lastgangmessungen ist nach StromNEV nur die
Arbeitskomponente der vermiedenen Netznutzungsentgelte auszuzahlen.
Die Vermeidungsleistung des nicht gemessenen Einspeisers fuhrt zu einer
erlbsneutralen Kostenersparnis des Verteilnetzbetreibers, da er keine vNE
auszahlen muss. Die unter dem Stichwort "Mikro-KWK" behandelten
Erzeugungsanlagen und viele kleinere EEG-Anlagen sind in der Regel nicht
lastganggemessene Einspeiser. Hier wdare sicher die Anwendung der
Verstetigungsregel sinnvoll.

Seite 95 von 266



izes. :Zb_H

Institut fOr ZukunftsEnergieSysteme

Netzreservekapazitét

Wenngleich die Netfzreservekapazitdt im energierechtlichen Rahmen keine
Erwdhnung mehr findet, ist sie ein energiewirtschaftliches Erfordernis und
wird in der Regel von Netzbetreibern angeboten. Netzreservekapazitat wird
ublicherweise fur einspeisende Kraftwerke und far Eigenerzeuger mit
Zusatzstrombezug fur Inanspruchnahmen von 0-200 h/a, 200-400 h/a und
400-600 h/a fur den Fall von Kraftwerksausfallen und ublicherweise auch fur
Revisionen angeboten. Der Gleichzeitigkeitsfaktor der Ausfallwahr-
scheinlichkeit des Kraftwerkspools in einem Verteilnetz bestimmt die
physikalisch vorzuhaltende Netzkapazitat.

Die Preise fur Netzreservekapazitat werden Ublicherweise in Anlehnung an
die VVII mit den Gleichzeitigkeitsfaktoren 0,25, 0,30 und 0,35 und der
Briefmarke der Netzentgelte der jeweiligen Netzebene ermittelt. Die
Angemessenheit der verwendeten Gleichzeitigkeitsfaktoren fUr Netzreserve
ist nach Ansicht der Verfasser zu Uberprufen.

Zusammenfassung Netzsystematik

Die  Wirkungsweisen von verschiedenen Netzkonfigurationen  mit
dezentralen Stromerzeugern und MaBnahmen auf der Abnehmerseite sind
in Abbildung 2-4 dargestellt. Dabei sind nur die Wirkungen aufgefuhrt, die
durch AktivitGten der Netzbetreiber herbeigefuhrt werden kdnnen.
Selbstoptimierungen der Betreiber der Anlagen oder der Abnehmer sind
nicht dargestellt. In der Abbildung bedeuten:

+ — Effekt vorhanden
- - Effekt nicht vorhanden

+/- - Effekt unklar

AP - Arbeitspreis

LP - Leistungspreis

VE - Vorgelagerte Netzebene
EE - Einspeisenetzebene
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Konfiguration Entlastung Entlastung ~ VNE VNE vorgel. Netzreserve
Einspeiser/Netz Einspeiseebene  vorgel. Ebene Einspeiseebene Ebene
verbra;w%gg(;r‘pittlere + + - AP/ LP VE
Eigenerzeuger + + AP /LP - EE
et - + it e

nicht gemessene Netze
"Kleine KWK/EEG" +/- + AP/LP -

nicht gemessene Einsp.
"Micro KWK/EEG" +/- +/- AP )

Neraniagen’ +l- * APIEP "

Lastmanagement + + - AP /LP -

Abbildung 2-4: Wirkungsmatrix der Netzkonfiguration von dezentralen
Optionen

Die Bedeutung der dezentralen Optionen wird sicher wesentlich von inhrer
jeweiligen elektrischen Leistung bestimmt. Klassifiziert man die Optionen
nach ihrer qualitativen Wirkung, ist folgende Rangfolge der Bedeutung
gesehen:

S T A

7.

Unverzichtbare Einspeisungen
Eigenerzeuger

Lastmanagement

Verbrauchsnahe mittlere Erzeuger
Nicht gemessene Einspeiser

Nicht verbrauchsnahe groBe Erzeuger
Nicht gemessene Netze

Die unterschiedlichen dezentralen Optionen erfahren dadurch mit der
Einbindung in die konkreten Netze unterschiedliche Werte.

2.2.1.2 Netzausbau und -verstarkung

Der Netzausbau ist wie erwdhnt eine Handlungsoption, um die ortlichen
Anschlusskapazitdten bereitzustellen. Nach § 14 Abs. 2 ENWG haben die
Netzbetreiber bei der Planung des Verteilernetzausbaus die
Moglichkeiten, Energieeffizienz- und NachfragesteuerungsmaBnahmen
und dezentrale Erzeugungsanlagen zu bertcksichtigen. Dies verpflichtet
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die Netzbetreiber, neben Ersatz durch leistungsstarkere Anlagen oder
Netzerweiterungen auch eine akfive Ansiedlungsférderung von
dezentralen Anlagen zu prufen. Einer nennenswerten Umsetzung dieser
Option als Vorzugsoption stehen jedoch viele Hemmnisse entgegen. Die
Rolle der Netzbetreiber bei der aktiven Werbung um die Ansiedlung von
dezentralen Erzeugungsanlagen ist nicht definiert. Férderinstrumente far
das Setzen von Ansiedlungsanreizen fehlen. Die Anerkennung der
Kostenerstattungen far die Aufwendungen der Erzeuger fur die
langjahrige Vorhaltung der gesicherten Erzeugung auf Anforderung des
Netzbetreibers ist im regulatorischen Graubereich. Eine Methodik der
Nutfzen-Kosten-Analyse des Netzbetreibers im Hinblick auf den
geforderten Abwdgungsprozess mit Definition der Planungshorizonte ist
nicht festgelegt. Bei diesen Unsicherheiten gibt auch hdufig die
Risikoabwdgung der Versorgungssicherheit den Ausschlag fur den
Netzausbau.

Im liberalisierten Energiewirtschaftssystem fallt den Netzbetreibern durch
das naturliche Monopol eine besondere Rolle zu. Sie unterliegen als isoliert
stehende Dienstleister besonderen Regeln der absoluten Gleichstellung
aller Netznutzer. Hierbei ist besonders der Preis fur diese Dienstleistung
starker als frGher in den Fokus gerUckt. Es sollen wirkungsvolle Instru-
mentarien geschaffen werden, die die Effizienz starker bewertet und eine
kostenbasierte Bepreisung in den Hintfergrund drangt.

Fur den Netzbetreiber fallen damit Kostenvorteile, die sie bei einer
wirkungsvollen Infegration dezentraler Erzeugungsanlagen in anderen
Funktionsbereichen des Energieversorgungsunternenmens erzielen konnten,
als wirtschaftliche ZielgroBe weg. Es werden nur noch die Kosten im
eigenen Bereich gewertet.

Die ErschlieBung dezentraler Erzeugungsoptionen belastet jedoch den
Netzbetreiber gegenuber nur einer hinreichend dimensionierten
Ubergabestelle in vielfdltiger Hinsicht:

Nach §13 des EEG werden die Netfzkosten, die durch den Anschluss eines
Kraftwerks entstehen, zwischen Anlagen- und Netzbetreiber aufgeteilt. Der
Anlagenbetreiber tragt die Anschlusskosten, wdhrend der Netzbetreiber flr
die Kosten des Netzausbaus aufkommen muss. Vorgaben der BNetzA
schlieBen auch bei anderen Einspeisern eine Beteiligung an den Kosten des
Netzausbaus aus guten Grunden weitgehend aus. Fur den Netzbetreiber ist
dieses Vorgehen jedoch nicht automatisch kostenneutral: Er kann zwar bei
den aktfuellen und auch kunffig kostenbasierten Entgeltfestiegungen die
auf ihn entfallenden Kosten des Nefzausbaus bei der Ermifttlung der
Netfzentgelte in Ansatz bringen, ihre tatsdchliche Hohe hdngt jedoch im
Rahmen des Anreizregulierungsregimes auch von den Ergebnissen des
Effizienzvergleiches und der Festlegung der Erlésobergrenze ab.
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Im Rahmen einer klassischen RentabilitGtsregulierung mit einer Kopplung
der Gewinne am kalkulatorischen Eigenkapital haben die Netzbetreiber
prinzipiell einen Anreiz, ihnre Anlagenbasis zu erweitern und damit auch die
Gewinnmobglichkeiten zu erhéhen. Das gilt allerdings nur so lange, wie die
Netzbetreiber keinem allgemeinen Entgeltsenkungsdruck unterliegen und
die Kosten des EEG-bedingten Netzausbaus beim Benchmarking der
Netzbetreiber berlcksichtigt werden kénnen. Sind diese Bedingungen wie
in der aktuellen Auspragung der Anreizregulierung nicht erflllt, enftstehen
fur den Netzbetreiber Anreize gegen zusatzliche Anlagen.

Dezentrale Anlagen kébnnen unter folgenden Bedingungen die Netzkosten
mindern:

e verbrauchsnahe Einspeisung in Netfzteile an oder Uber der
Kapazitatsgrenze

e gesicherte Verfugbarkeit auf Anforderung des Netzbetreibers

e Garantie von Restlaufzeiten, die bis zur AuBerbetriebnahme eine
andere technische Losung unter BerUcksichtigung von Planungs- und
Genehmigungszeiten erlauben

In der Praxis kbnnen diese Gegebenheiten bei folgenden Konstellationen
erflllt sein:

Dezentrale Anlagen als Ersatz fiir fehlende Ubertragungskapazitét

Die Netzlast in Randbereichen des Verteilnetzes Ubersteige die maximale
Ubertragungsleistung. Um die Versorgungsliicke ohne Netzverstérkung zu
schlieBen, kbnnen standig dezentrale Anlagen in den Netzteil einspeisen.
Die ErzeugungskapazitGten mussen gesichert vorgehalten werden und
durch den Netzbetreiber abrufbar sein oder als eigenerzeugungsdhnliche
Anlagen den Lastbedarf eines dominierenden Entnehmers abfahren. Diese
Vorgaben beschrnken die Fahrweise der Kraftwerke und stellen hohe
Anforderungen an die Verfugbarkeit. Diese Anforderungen kbnnen kaum
nur mit einer Erzeugungsanlage abgedeckt werden. Die Koordination zur
Abdeckung der Leistungsanforderungen oberhalb der Ubertragungs-
kapazitdt der Netze setzt die Anfdnge des Aufbaus eines virtuellen
Netzlastkraftwerks voraus.

Dezentrale Anlagen als Ersatz fir fehlende Netzanschlusskapazitéit

Die Neftzlast im Verteilnetz Ubersteige die maximale Anschlussleistung an
das vorgelagerte Netz. Um die Lucke zu schlieBen, muassen stdndig
dezentrale Anlagen in das Netz einspeisen. Die Erzeugungskapazitdten
mussen gesichert vorgehalten werden und durch den Netzbetreiber
abrufbar sein. Diese Vorgaben aus dem Netz beschrdnken die Fahrweise
der Kraffwerke und verteuern die Erzeugung gegenuber anderen
Erzeugern ohne diese Restriktionen.
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Die Vergutung fur diese dezentralen Einspeisungen muss demnach hdher
sein als bei ublichen Einspeisungen, da hier die Reserveenergie unmittellbbar
durch die Kraftwerke bereitgestellt wird. Diese Differenzierung gibt die
jetzige Regelung in der Strom-Netzentgeltverordnung (§18) nicht her. Hier
bietet sich u.a. die Moglichkeit, die evil. Uber die vermiedenen
Netznufzungsentgelte hinaus vermiedenen Kosten (z.B. Baukosten-
zuschusse) als annuitatische Betrdge den kooperierenden Erzeugern
teilweise zuzuschreiben.

Besicherung der Netzanschlusskapazitat

Die ungesicherte Netzanschlusskapazitat sei zur Abdeckung der Netzlast
ausreichend dimensioniert. Bei Ausfall des ungesicherten Teils der
Netzanschlusskapazitdt mussen dezentrale Erzeugungsanlagen in standiger
Abrufbereitschaft durch den Netzbetreiber vorgehalten werden. Diese
Dienstleistung muss der Netzbetreiber verguten. Da die Anlagen evil.
jedoch Uberhaupt nicht in Anspruch genommen wurden, kdnnen ihnen in
diesem Fall auch keine vermiedenen Netfznutzungsentgelte gezahlt
werden. Andererseits erfolgt die Kostenwdlzung aus der vorgelagerten
Ebene trotz unterschiedlicher Anlagenausstattung an der Ubergabe immer
in gleicher H6he: ob gesichert oder ungesichert,

Dezentrale Erzeugung zur Optimierung der Kosten fiir das vorgelagerte Netz

Bei Netzkunden mit geringen Nufzungsdauern und spurbarer Leistungs-
inanspruchnahme zum Zeitpunkt der Netzhdchstlast (z. B. Schneekanonen)
kbnnen die Erlbse aus Netznutzungsentgelten niedriger sein als die
zuwachsenden Kosten fur die Kostenwdalzung aus dem vorgelagerten Netz.
Ursachen sind die niedrigen Leistungspreise unterhallb des Knickpunktes der
g-Funktfion und far den Netzbetreiber die hohen Leistungspreise oberhalb
des Knickpunktes mit den Nutzungsdauern des durchmischten
Gesamtbedarfs. Der Netzkunde hat keine Motivation, seine durch die
anderen Kunden mitfinanzierten Leistungsspitzen, z.B. durch dezentrale
Erzeugungsanlagen, zu kappen. Auch der Netzbetreiber hat kaum
Moglichkeiten, steuernd zugunsten aller Netzkunden einzugreifen.

2.2.1.3 Systemdienstleistungen

Bei zunehmender Dezenftralisierung der Erzeugung steigt die Anforderung,
Verteilnetzbetreiber starker zur Aufrechterhaltung der Versorgungssicherheit
und —qualitat heranzuziehen. Nach den gultigen Netz-Codes (Transmission,
Distribution, Grid) mussen Verteilnetzbetreiber zu folgenden System-
dienstleistungen beitragen:

e Spannungshaltung
Dem VNB obliegt es, den Blindleistungshaushalt in seinem Netz
auszugleichen. Dazu muss er Méglichkeiten zur Kompensation im Netz
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und in angeschlossenen Erzeugungsanlagen selbst bzw. Uber Vertrdge
in geeignetem Umfang vorhalten, so dass die Einhaltung
vorgeschriebener Grenzwerte bzw. vereinbarter Betriebsspannungs-
bdander ausreichend sichergestellt werden kann.

e Versorgungswiederaufbbau
Der VNB ist im Rahmen seiner Verantwortung fur einen zuverldssigen
Netzbetrieb und dessen Wiederherstellung nach GroBstérungen
verpflichtet, entsprechende Konzepte fur prdventive und operative
MaBnahmen zu erstellen. Dazu kébnnen pbedingt  auch
Inselbetriebsfahigkeit und Schwarzstartfahigkeiten der dezentralen
Kraffwerke im Netzgebiet beitragen.

e Beftriebsfuhrung
Zu den Aufgaben der Betriebsfuhrung des Verteilungsnetzes gehdren u.
a. die NetfzUberwachung, die Anweisung und Durchfuhrung von
Schalthandlungen, die DurchfUhrung der Spannungshaltung sowie der
Betrieb der notwendigen betrieblichen Mess- und Zahleinrichtungen.

Durch eine groBere Anzahl dezentraler Anlagen entsteht zundchst einmal
ein hoéherer Aufwand fUr ihre Uberwachung Uber die Netzleitstelle. Auf der
anderen Seite nehmen dadurch auch die Mbglichkeiten zu, die Anlagen
zur Blindstromkompensation oder ggf. zum Versorgungswiederaufbau
heranzuziehen. Die Anforderung von Regelenergie durch die VNB ist nicht
sinnvoll.

2.2.1.4 Handlungsoptionen des Netzbetreibers
Einem aktiven Netzbeftreiber ergeben sich dabei folgende Optionen:

e UnterstUtzung von Einspeisern bei der Optimierung des Entgeltes far
dezentrale Einspeisung

e Akquirierung von Kunden mit abschaltbaren Lasten (DSM)

e MaBnahmen zur Erhéhung einer nachhaltigen Vermeidung vorge-
lagerter Netzkapazitat

e Forderung der Verbrauchsndhe von Standorten fur Erzeugungs-
anlagen, soweit im Einzelfall mbglich

e Anregungen zur Errichtung einer Vielzahl differenzierter dezentraler
Optionen zur statistischen Absicherung der Vermeidungsleistung

e Die Koordination der Erzeugungseinrichtungen zur Abdeckung der
Leistungsanforderungen oberhalb der Ubertragungskapazitéit der
Netze oder Netzkoppelstellen. Dies setzt den Beginn des Aufbaus
eines virtuellen Netzlastkraftwerks voraus.
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Die Auswahl der Opfionen und die gegenseitige Ergdnzung und
Besicherung fur eine sichere und preiswerte Energieversorgung obliegt
allein dem Netzbetreiber.

Einer nennenswerten Umsetzung dieser Option als Vorzugsoption
gegenuber der Netzverstarkung stehen viele Hemmnisse enftgegen. Die
Rolle der Netzbetreiber bei der akfiven Werbung von dezentralen
Optionen ist nicht definiert. Die Forderinstrumente fur das Setzen von
Ansiedlungsanreizen fehlen. Kostenansatze far die Vorhaltung der
gesicherten Erzeugung auf Anforderung des Netzbetreibers oder dem
Ausgleich der Kosten far Lastverlagerungen sind im regulatorischen
Graubereich. Fur eine Planungssicherheit mussen dem Netzbeftreiber
Methodiken einer Nutzen-Kosten-Analyse im Hinblick auf den geforderten
Abwdgungsprozess an die Hand gegeben werden.

Um die Umorientfierung im SelbstverstGndnis der Stromnetzbetreiber zu
beschleunigen und die regulatorische Flankierung der damit verbundenen
neuen AktivitGten abzusichern, wdare es hilfreich, wenn der Gesetzgeber
diese Methodiken einer Nutzen-Kosten-Analyse ausdricklich festschreiben
wurde. Die M&glichkeit dazu ergibt sich aus dem § 14 Abs. 2 ENWG, in dem
es heiBt: ,Die Bundesregierung wird ermdchtigt, ... allgemeine Grundsatze
fur die Berucksichtigung der Moglichkeiten von Energieeffizienz- und
NachfragesteuerungsmaBnahmen und dezentralen Erzeugungsanlagen
bei Planungen fesftzulegen.™

Eine Alternative dazu wdre eine Verfahrensanweisung des Regulators, die
den Netzbetreibern ebenfalls Rechtssicherheit far ihre AktivitGten auf
diesem Felde bieten wurde.

FUr die Festlegung einer geeigneten Methodik fur den Netzausbau und
damit auch fur den Netzbetrieb ist die Sefzung richtiger Systemgrenzen des
Optimierungsgegenstandes wichtig.

2.2.1.5 Definition der Grenzen fir die Optimierung der Netzausbauplanung

In der hier vorliegenden Betrachtung werden die Kosten fur die regionale
Stromverteilung durch drei Faktoren bestimmt:

e die regionale Verteilung der Erzeugung und der Importe
e die regionale Verteilung des Verbrauches und der Exporte
e die vorhandene Netzinfrastruktur

Die relevanten Bewertungskriterien fur eine  Optimierung des
Gesamtsystems der regionalen Stromverteilung mussen die Kosten von
Erzeugung, Lastmanagement und Verteilung umfassen. Eine ausschlieBliche
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Opftimierungsrechnung mit der Zielsetzung einer Minimierung der
unmittelbaren Netzausbaukosten im Verteilungsnetz greift zu kurz. Die
mittelbaren Kosten aus der Akfivitdt des Netzbetreibers sind mit
einzubeziehen. Hierbei beeinflussen sich die Kosten in den Bereichen
Erzeugung und Verteilung stark. Die Standortwahl des Kraftwerksbetreibers
hat neben den Auswirkungen auf die eigenen Kosten, wie z.B.
Brennstoffbereitstellung, Wirkung auf die Anschluss- und Verteilungskosten
des Netzbetreibers. Die Bereitstellung hinreichender Ubertragungs-
kapazitdten ermdglichen den Kraftwerksbetrieb bzw. bestimmen
Betriebsbeschrdnkungen.

Die Hauptakteure far die Optimierung mittels Energieeffizienz- und
NachfragesteuerungsmaBnahmen sowie dezentralen Erzeugungsanlagen
im Verteilnetz sind:

o Verteilnetzbetreiber

e Netzkunden mit den M&glichkeiten, durch Produktionsverlagerungen
oder Einsatfzsteuerungen von Eigenerzeugungsanlagen die Netzent-
nahme bedarfsgerecht zu verdndern

e Betreiber von dezentfralen Erzeugungsanlagen, die aufgrund des
Primdrenergiedargebotes, der Speicherbarkeit oder sonstiger
Rahmenbedingungen die Moglichkeit haben, den Einsatz der
Erzeugungsanlage netzbedarfsgerecht zu variieren

e Betfreiber von Speicheranlagen fur Strom (die Betrachtung von
Speicheranlagen wird wegen ihrer akfuellen geringen Relevanz
zuruckgestellt)

Wird um jeden der Akteure eine Systemgrenze fur die Opftimierung
gezogen, so kdnnen nur MaBnahmen realisiert werden, die bei jedem
einzelnen betroffenen Akteur hinreichend hohe beftriebswirtschaftliche
Vorteile bringt. Eine MaBnahme muss bei jedem Akfeur eine gewisse
Renditeanforderung erfullen. Diese unternehmensbezogene, betriebswirt-
schaftliche Sicht schrdnkt die Optimierungsmoglichkeiten zusatzlich ein.

Ein erweitertes Optimierungspotential wird erschlossen, wenn die
Systemgrenze um die betroffenen Kosten- und Erlésbereiche der Akteure
gelegt wird. Bei der Optimierung durch den Netzbetreiber werden die
durch diese MaBnahme bei den anderen Akteuren provozierten externen
Effekte bewertet und internalisiert. Dies betrifft bei den Erzeugern und
Kunden mit Nachfragesteuerung nur Kosten und Erlése im Zusammenhang
mit der Teiinahme am Verfahren der Steuerung und nicht die gesamte
Gewinn- und Verlustrechnung.

Durch diese Befrachtung wird eine Minimierung der gesamtfen Kosten
innerhalb der Systemgrenzen erreicht. Diese Optimierungsmethodik wird als
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einzelwirtschaftliche Optimierung bezeichnet. Dies bedeutet nicht
zwangslaufig, dass die so definierte MaBnahme bei allen Akteuren
betriebswirtschaftlich sinnvoll ist. In diesem ersten Schritt wird nicht
betfrachtet, welche Regeln notwendig sind, um durch einen gerechten
Ausgleich bei allen Akteuren die Akzeptanz der so definierten optimierten
MaBnahmen zu finden. Allerdings sollte der regulatorische Rahmen so
ausgerichtet sein, dass einzelwirtschaftlich sinnvolle MaBnahmen fur die
Akteure auch betriebswirtschaftlich darstelloar sind (vgl. Kapitel 2.1 und
Kapitel 3).

Um den Bezug zu den betriebswirtschaftlichen Auswirkungen bei den
Akteuren zu behalten, wird in den folgenden Rechnungen auf die
Internalisierung der Kosten der anderen Akteure in die Sphdre des
Netzbetreibers verzichtet. Die Kosten werden bei den jeweiligen Akteuren
ermiftelt und erst im zweiten Schritt durch die Addition zur
Einzelwirtschaftlichkeit zusammengefasst.

Die Systemgrenze umschlieBt folgende Kosten und Erldse:

e Neftzbeftreiber
gesamte Gewinn- und Verlustrechnung (genehmigte Kostenbasis in
den Netzentgeltverfahren)

e sfteuerbare dezentrale Erzeuger

keine Gesamtkostenrechnung, sondern nur die Erfassung der Kosten-
und Erlbésauswirkungen durch die Steuerung:

vermiedene Netzentgelte durch verdnderte Fahrweise und gezielt
geworbene Erzeugungsanlagen zur Beseitigung von Netzengpdssen;
Kosten fur Teilnohme an der Steuerbarkeit (Empfang der
Anforderung, Start der Anlagen, ...); Mehrkosten far Erzeugung auf
Anforderung des Netzbetreibers (Verlagerungskosten, Mehreinsatz);
Kosten fur eine planbare, nachhaltige Verfugbarkeit der dezentralen
Option.  Vermiedene Netzentgelte far nicht  beeinflusste
Erzeugungsanlagen werden hier nicht betrachtet.

e Potentiell steuerbare Kunden (DSM) Kunden mit unterbrechbarer
Produktion, Kunden mit Eigenerzeugungsanlagen
keine Gesamtkostenrechnung, sondern nur die Erfassung der Kosten-
und Erlésauswirkungen durch die Steuerung:
Kosten fur Teilnahme an der Steuerbarkeit (Empfang der
Anforderung, Start der Erzeugungsanlagen, Abschaltung der
Produktionsanlagen....); Mehrkosten far Erzeugung auf Anforderung
des Netzbeftreibers (Verlagerungskosten, Mehreinsatz) sowie Kosten
fur die Organisationsumstellung der Produkfionsabldufe hinsichtlich
Unterbrechbarkeit, Kosten fur Unterbrechung (Wiedererwdrmung, ...).
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Besondere Bedeutung hat die Verrechnung der Zahlungsstrbme innerhalb
der Systemgrenzen zwischen den Akteuren. Diese bezeichnen wir hier in
Anlehnung an die klassische innerbetriebliche Leistungsverrechnung (LV)
als innere Leistungsverrechnung in den Systemgrenzen und kurzen sie
ebenfalls mit ILV ab. Diese Zahlungsstrdbme haben keinen Einfluss auf die
Einzelwirtschaftlichkeit.

2.2.1.6 Rahmenbedingungen der einzelwirtschaftlichen Betrachtung

Die Berechnung der Auswirkungen von MaBnahmen umfassen bei den vier
Hauptakteuren (sieche oben) innerhalb der Systemgrenze die energie- und
betriebswirtschaftlichen Parameter in vielen Aspekten. Die MaBnahmen
haben uber die betroffene Netzebene hinweg durch Wdalzung in
nachgelagerten Ebenen und Lastflussdnderungen in vorgelagerten Ebenen
Wirkungen auf den gesamten Netzbetrieb. Zur Vereinfachung werden hier
nur die Auswirkungen der MaBnahmen auf eine Netfzebene betrachftet.
Somit wird nicht der Betrieb sGmtlicher Netzebenen des Netzbetreibers
einbezogen, sondern nur eine Netzebene.

Vorteil ist:
e die reduzierte Komplexitat;

e Komplexe Wechselwirkungen mit den anderen Netzebenen werden
vermieden. Die Entnahme aus der vorgelagerten Ebene wird
entsprechend den Vorschriffen der Kostenwdlzung in der StromNEV
nur als ,Netzkunde® befrachtet. VergUtungswirksam sind die
tatsachlichen Bezugshdchstleistung im Jahr und die Bezugsarbeit.
Hier wird auch betrachtet, ob die Netfzanschlussleistung an den
Verknupfungspunkten mit der vorgelagerten Ebene in hinreichender
Hohe besteht. Die nachgelagerte Ebene ist ein Kunde der
betrachteten Ebene; die Nutzung der vorgelagerten Ebene wird mit
max. Bezugsleistung und Bezugsarbeit, Anschlussleistung und
Ubertragungsleistung der Ubergabe betrachtet.

e Durch die Betrachtung wird die Lage von Eigentfumsgrenzern direkt
ober- und unterhalb der betrachteten Ebene ausgeblendet. Die
Ergebnisse sind auf Netzbefreiber mit  unterschiedlichen
Eigentumsgrenzen ubertragbar.

e Die Beschrdnkung auf eine Ebene ist keine Einschrdnkung der
Aussagekraft, Z.B. Optimierungen in der nachgelagerten Ebene
wirken Uber die verdnderte Entnahme auch unmittelbar in der
betrachteten Ebene.
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e Die RUckspeisungen in die vorgelagerte Ebene bei unterschiedlichen
Optimierungen kdnnen berdcksichtigt werden. Die Nefzentgelte des
vorgelagerten Netzes ergeben sich nicht aus der saldierten Summe
sondern nur aus der Summe der positiven Entnahmewerte. Die
Ruckspeisungen werden gemdaRB § 18 (1) Satz 4 berechnet.

Bei den Netzkosten werden nur Jahreskosten berlcksichtigt. Investitionen
werden mit der Nutzungsdauer in eine Annuitdt umgerechnet (analog der
Life Cycle Cost-Methode, siehe hierzu Kapitel 2.1). Des Weiteren werden zur
besseren  Ableitung von allgemein  gultigen  Aussagen  keine
Sprunginvestitionen berucksichtigt. Es wird unterstellt, dass die Anlagen mit
einem Ansatz in €/kW stufenlos bedarfsgerecht ausgebaut werden kdnnen.

Die Netzkosten werden nicht fur einen besonderen Anschlusspunkt eines
bestehenden Netzes berechnet. Die Netzkosten werden allgemeiner mit
typischen, standardisierten  Ausbaukosten je  Leistungsverdnderung
berechnet. Dies soll die Ableitung allgemeingultiger Wirkungsweisen der
Methode erleichtern.

Durch dezentrale Erzeugungen und DSM-MaBnahmen verdndern sich die
Netzverluste. Je nach Ort und Lastflussverhdltnissen kbnnen die Netzverluste
jedoch steigen und sinken. In dieser Befrachtung wird davon
ausgegangen, dass sich die Netzverluste durch die Opftimierungstiefe nicht
verandern.

Ausgangspunkt ist beispielhaft die Netzganglinie und die Kundenstruktur
der Stadtwerke Schwdbisch Hall. Auch die Netzentgelte bzw. die
Netzentgelte des Netzbetreibers der vorgelagerten Ebene liegen der
Betrachtung zugrunde.

Der gesicherte Einsatz dezentraler Optionen soll Netzausbaukosten senken.
In der Praxis stellt die Erfassung der langfristigen Kostenpotentiale fur
vermiedenen Anlagenausbau im Verteilnetz durch die ErschlieBung
dezentraler Optionen ein weiteres Problem dar. Die vermiedenen
Ausbaukosten in der Ubergabe zur vorgelagerten Ebene und der
unterlassenen Erhéhung der Netzanschlussleistung am vorgelagerten Netz
sind eher zu erfassen und kostenmdaBig zu bewerten. In dieser Befrachtung
sind fur die vermiedenen Ausbaukosten durch die Differenz zum
Referenzfall Annahmen getroffen und werden als Jahreskosten
berucksichtigt.

2.2.2 Darstellung der betrachteten Varianten

In diesem Abschnitt wird untersucht, wie sich verschiedene Szenarien auf
die Lastgdnge, insbesondere die Netzgesamtlast, die Einspeiselast und die
Bezugslast, auswirken.
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Ausgangssituation ist der Lastgang "Fall A". Er beschreibt den Ist-Zustand der
Stadtwerke  Schwdbisch  Hall.  Allerdings wird die Summe der
Einspeiseleistung durch eine Paimdlanlage ergdnzt. Diese soll unoptimiert
einspeisen. Dies bedeutet, fur die maximale Leistung von 5,4 MW wird eine
Benutzungsdauer von 7500 Stunden angenommen. Die aus dem Produkt
errechnete Arbeit wird konstant als Band Uber das Jahr eingespeist.

Im Anschluss werden folgende Szenarien untersucht:

e Fall A+l: zusatzliche Konzessionsgebiete, in der GréBenordnung von
5 bis 10 MW ziehen aus der MS-Ebene.

e Fall A+ll: die Produktionserweiterung einer Firma erhéht den
Leistungsbedarf einer Abnahmestelle. Sie bezieht ihre Leistung
(maximal 15 MW) ebenfalls aus der MS-Ebene.

e Fall A+lll: vermehrte Installation von Klimaanlagen in der NS-Ebene
mit einer Gesamtleistung von 2,5 MW,

e Fall A+lV: zusdtzliche dezentrale Anlagen, die sich wie folgt
zusammensetzen:

» Photovoltaik mit einer Gesamtleistung von 3 MW in der NS-
Ebene

» Windanlagen mit einer Gesamtleistung von 3 MW in der MS-
Ebene

» Industrie-KWK-Anlage mit einer Leistung von 3 MW in der MS-
Ebene

» warmegefuhrte KWK-Anlagen mit einer Leistung von 3 MW,
die zu 50% in die NS-Ebene und zu 50% in die MS-Ebene
einspeist.

(passiver Netzbetreiber)

Zu jedem Szenario werden die resultierenden Lastgdnge angegeben, sowie
in einer Tabelle die Hochstlast, Arbeit und Vollbenutzungsstunden, jeweils
bezogen auf die Netzlast, die Einspeiseleistung und die Bezugslast aus dem
ubergelagerten Netz.

Als letztes wird untersucht, wie sich die folgenden Szenarien auf die
betroffenen Netzebenen auswirken.
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Fall A:

Fall A beschreibt den Ausgangszustand. Wie oben bereits erwdhnt, wird der
Ist-Zustand der Stadtwerke Schwdbisch Hall lediglich durch ein
Palmalkraftwerk ergdanzt. Fall A dient als Grundlage fur die folgenden vier
Szenarien.

Fall A
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—— Netzgesamtlast —— Einspeisung Bezug
Netzlast Einspeisung Bezug
Hoéchstlast 39.33 | MW 25,36 | MW 24,71 | MW
Arbeit 206.091 | MWh/a 136.729 | MWh/a 72.559 |MWh/a
Vollbenutzungsstunden 5.240 | h/a 5.391 | h/a 2937 h/a
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Fall A +1

Hier wird von zusatzlichen Konzessionsgebieten ausgegangen, die ihre
Leistung aus der MS-Ebene beziehen. Konkret wird von 8 MW zusdatzlicher
Leistung ausgegangen, die aber noch verdndert werden kann.

Far die Lastgdnge der Konzessionsgebiete wurde ein Lastgang mit
folgenden Eigenschaffen zugrunde gelegt(Ergdnzung durch EE).

Fall A +1
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— Netzlast — Einspeisung Bezug
Netzlast Einspeisung Bezu

Hochstlast 45,71 | MW 25,36 | MW 29,99 MW
Arbeit 241.959 | MWh/a 136.729 | MWh/a 105.461 | MWh/a
Volibenutzungsstunden 5.293 | h/a 5.391 | h/a 3.516|h/a
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Fall A +1I

Eine Erweiterung der Solarfabrik kommt als zusatzlicher Verbraucher ans
Netz mit 15 MW. Die Fabrik fahrt im Dreischichtbetrieb und bezieht
stochastisch ihre Leistung mit geringer Abweichung nach unten von der
maximalen Last.

Fall A+l
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h
— Netzlast — Einspeisung Bezug
Netzlast Einspeisung Bezu
Hoéchstlast 54,14 | MW 25,36 | MW 37.89 | MW
Arbeit 318.861 | MWh/a 136.729 | MWh/a 182.132 | MWh/a
Vollbenutzungsstunden 5.890 | h/a 5.391|h/a 4.807 | h/a
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Fall A +1II

Durch starken Zubau von Klimaanlagen im Bereich der Haushaltskunden in
der NS-Ebene wird das Netz starker belastet. Die Gesamtleistung der
Klimaanlagen betragt 2,5 MW. Der Lastgang wird anhand von gegebenen
AuBentemperaturen bestimmt. Dies hat zur Folge, dass das Netz lediglich
um die warmen Sommermonate eine zusatzliche Belastung erfanrt.

Fall A + il
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— Netzlast — Einspeisung Bezug
Netzlast Einspeisung Bezug

Hochstlast 39.33 [ MW 25,36 | MW 24,71 | MW
Arbeit 208.091 | MWh/a 136.729 | MWh/a 74.289 | MWh/a
Vollbenutzungsstunden 5.284 | h/a 5.391h/a 3.006 | h/a
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Fall A +1V

Diesmal bleibt die Netfzlast unverdndert. Hinzu kommmen neue dezentrale
Einspeiser, deren Lastgdnge folgendermaBen ermittelt werden:

» Photovoltaik (NS): richtet sich an Daten bereits installierter Anlagen
und kann in ihrer maximalen Leistung von 3 MW angepasst werden

> Wind (MS): richtet sich ebenfalls an den Daten bereits vorhandener
Anlagen und kann in ihrer maximalen Leistung von 3 MW angepasst
werden

» wdarmegefuhrte KWK-Anlagen (80% NS, 50% MS): richten sich nach
gegebenen AuBentemperaturen und kénnen in ihrer maximalen
Leistung von 3 MW angepasst werden.

» Industrie-KWK-Anlage (NS): Sie Iauft im Doppelschichtbetrieb. An
Wochenenden und Feiertfagen steht die Anlage.

FallA + 1V
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Netzlast Einspeisung Bezug
Hochstlast 39.33 MW 33.81 MW 18,42 | MW
Arbeit 206.090,59 | MWh/a 178.410,51 | MWh/a 39.205,02 | MWh/a
Vollbenutzungsstunden 5.239,88 | h/a 5.276,53 |[h/a 2.128,80 | h/a
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In der folgenden Tabelle 2-5 sind die besprochenen Lastfalle noch einmal
zusammenfassend mit den sich ergebenden Ruckspeiseleistungen
dargestellt.

Lastféalle A A+l A+l A+l A+IV
Netzlast
Hochstlast MW 39,3 45,7 541 39,3 39,3
Menge MWh 206.091 241.959 318.861 208.091 206.091
Benutzung h/a 5.240 5.293 5.890 5.291 5.240
Dezentrale Einspeisung
Hochstlast MW 25,4 254 254 25,4 33,8
Menge MWh 136.729 136.729 136.729 136.729 178.411
Benutzung h/a 5.392 5.392 5.392 5.392 5.277
Bezug vorgel. Netz
Hochstlast MW 24,7 30,0 37,9 24,7 18,4
Menge MWh 72.559 105.461 182.132 74.290 39.205
Benutzung h/a 2.936 3.517 4.807 3.006 2.128
Riickspeisungen
Hochstlast MW -6,2 -2,9 0,0 -5,5 -12,3
Menge MWh -3.198 -231 0 -2.928 -11.525
Benutzung h/a 516 81 0 533 933

Tabelle 2-5: Untersuchte Fdlle der Netzlasten

2.2.3 Dezentrale Netzlast-Optionen

2.2.3.1 Grundlagen

Als dezentrale Netzlast-Optionen werden im Weiteren die wirtschaftlichen
und betrieblichen Aspekte der folgende Anlagen bzw. Strategien aus der
Sicht der Betreiber der dezentralen Optionen untersucht:

Erzeugungsanlagen (KWK-Anlagen, EEG-Anlagen, Spitzenanlagen)
Demand Side Management DSM (Lastabwurf, Eigenerzeugung)
Speicheranlagen

Die Zusammenschaltung der einzelnen dezentralen Opfionen kann als ein
Netzlast-Kraftwerk gemdaB Abbildung 2-5 verstanden werden. Die einzelnen
dezentralen Optionen zielen dabei im Sinne von Regelkreisen auf die
Minimierung der Netzlasten des Einspeisenetzes der vorgelagerten und
auch der vorvorgelagerten Netzebenen ab. Im Zusammenspiel mit den
Kosten der dezentralen Optionen ergibt sich dann mit dem
einzelwirtschaftlichen Kostenminimum des virtuellen Netzlastkraftwerkes die
optimierte Vermeidung vorgelagerter Netzkapazitaten.
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Eine Befrachtung von Inselldsungen mit dezenfralen Erzeugungsanlagen
oder Fragen der Schwarzstartfahigkeit durch dezentrale
Erzeugungsanlagen erfolgt nicht. Ebenso erfolgt keine weitere Betrachtung
der oben aufgefUhrten Speicheranlagen, da diese Anlagen in der
derzeitigen Stromversorgung keine praktische Relevanz haben, sondern
Forschungs- und Entwicklungsvorhaben darstellen.

Die Untersuchung der dezentralen Optionen erfolgt in Hinsicht auf ihre
kurzfristige technische Verwirklichbarkeit. Die Betrachtung mittelfristiger
oder langfristiger Aspekte ist nicht Gegenstand der Untersuchung. Im
Folgenden werden die Vorort-Aspekte und die Vorort-Kosten der
dezentralen Optionen untersucht.
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Netzlastkraftwerk
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Erzeuger Verbraucher Messung und Regelkreis

Abbildung 2-5: Regelkreise des virtuellen Netzlast-Kraftwerks

2.2.3.2 Einspeiseanlagen
KWK-Anlagen

Stromerzeugungsanlagen weisen je Brennstoff und je technischer
Konzeption eine wirtschaftlich optimale Nennleistung auf (economies of
scale) und sind in der Regel GroBanlagen, die in die Transportnetze
einspeisen. Anlagen unterhalb der optimalen Nennleistung sind in der
Regel nur wirtschaftlich in Kraft-Wdarme-Kopplung zu beftreiben und speisen
in dezentrale Netze ein. FUr die Betrachtung der dezenftralen Einspeisung ist
die umweltdkologische  Effizienz der gekoppelten Strom- und
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Wdrmeerzeugung nicht maBgeblich. Der in KWK-Anlagen moglicherweise
erzeugte Kond-Strom ist gleichermaBen als dezentrale Einspeisung zu
berlcksichtigen. Die Netzeinspeisung von KWK-Anlagen kann 100%
betragen (EVU-Anlagen) oder aber auch nur der Uberschussstrom von
Eigenerzeugungsanlagen (Industrieanlagen).

KWK-Anlagen weisen in Bezug auf |hre Freiheitsgrade der Stromerzeugung
im Wesentlichen folgende Charakteristika auf:

GroBe KWK-Anlagen besitzen durch Entkopplungssysteme der
RUckkuhlung (Entnahme Kond-Turbinen) hohe Freiheitsgrade der
Stromerzeugung auf und kénnen in der Regel ganzjdhrig im gesamten
Lastbereich betrieben werden.

Mittlere KWK-Anlagen sind uberwiegend wdarmeorientiert und kdnnen
mit ihren typischen Entkopplungssystemen (Wdarmespeicher) in der
Regel nur im Tageszyklus im gesamten Lastbereich betrieben werden.

Kleine KWK-Anlagen verfugen in der Regel Uber keine
Entkoppelungssysteme und werden starr wlrmeorientiert betrieben.

Die Stromerzeugung von KWK-Anlagen ist zundchst in der Regel abhdngig
von dem durch die KWK-Anlage zu deckenden Wdarmebedarf. Das
Potenzial einer vom Wdarmebedarf unabhdngigen Stromerzeugung wird
durch die vorhandenen Entkopplungssysteme bestimmt, Als
Entkopplungssysteme bei KWK-Anlagen kommen RuckkUhleinrichtungen
und  Wdarmespeicher in Betracht. Die  Wirtschaftlichkeit  der
Entkopplungssysteme wird wesentlich durch die Stromkennziffer der KWK-
Anloge, also das Verhdltnis der Stromerzeugung zur gekoppelten
Wdarmeerzeugung, bestimmt. Als realistische Stromkennziffern von KWK-
Anlagen werden im Weiteren Werte von 0,6 kWhe/kWhin bis 1,0
kWhei/kWhin angesetzt.

Durch das Entkopplungssystem Speicher kann die Warmeerzeugung einen
nach MaBgabe der Dimensionierung des Speichers zeitlich verschobenen
Wdarmebedarf decken. Mit diesem Entkopplungssystemn kann die
Stromerzeugung in Hochpreiszeiten verlegt werden, die in der Regel stark
mit den Netzlasten korrelieren (KWK-Speicheranlagen kbnnen dadurch bei
konstanten Warmeerldsen ihre Stromerldse durch "HT-Orientierung™ erhdhen
und damit inre Gesamtwirtschaftlichkeit verbessern).

Das Entkopplungssystem RuckkUhlung wird immer bei den groBen KWK-
Anlagen mit Entnahme-Kond-Turbinen angewendet. Anders als bei
Speicheranlagen ist die  Entkopplung unbegrenzt, wenn die
KdhlkapazitGten (auch im Sommer) ausreichende Leistungen aufweisen.
Das System Ruckkuhlung vermindert durch Wegfall der Warmeauskopplung
die Erléspotenziale des Anlagenbetreibers. Das Stromprofil  einer
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RUckkuhlungsanlage (Entnahme-Kond-Anlage) ist in  Abbildung 2-6
dargestellt.

Warmebedarf / Stromerzeugung

1 20 39 58 77 96 115 134 153 172 191 210 229 248 267 286 305 324 343 362

Jahresverlauf

— \Warmebedarf — Stromerzeugung

Abbildung 2-6: Strom- und Wdarmeprofil einer Enthahme-Kond KWK-Anlage

EEG-Anlagen

Die Stromerzeugung von EEG-Anlagen ist zuerst abhdngig vom Dargebot
der jeweiligen erneuerbaren Energie. Die betriebswirtschaftliche Auslegung
von EEG-Anlagen fuhrt durch die konstante Mindestvergutung zu moglichst
langen Laufzeiten. Aus O©Okologischen Granden sind ebenso lange
Laufzeiten und moglichst geringes Zurdckfahren der Anlagen erwunscht.
EEG-Anlagen sind Uberwiegend nur bedingt steuerbar.

Nicht steuerbare EEG-Anlagen: Wind, Laufwasser, Fotovoltaik
Steuerbare EEG-Anlagen: Biomasse, Kldrgas, Grubengas

Die Steuerbarkeit der grundsdatzlich steuerbaren EEG-Anlagen ist in der
Regel begrenzt, da Biomasse-, Kldr- und Grubengas-BHKW Ublicherweise
moglichst hohe Laufzeiten anstreben und auch vielfach schon die
tfechnisch maximalen Laufzeiten erreichen.

Positive Beitrdge von Netzlastvermeidungen durch EEG-Anlagen kommen
der Allgemeinheit und nicht dem Anlagenbetreiber zugute, da die
vermiedenen Netzentgelte nach § 5 (2) EEG nicht dem Anlagenbetreiber
zugeschrieben werden, sondern die Kostenwdalzung des EEG enflasten und
damit die Belastungen der Endverbraucher vermindern. Die
Mindestvergutungen des EEG sind als staatfliche FoérdermaBnahme an der
Auskdmmlichkeit orientiert, so dass Mehrerldse des EEG-Anlagenbetreibers
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uber die Mindestvergdtung hinaus als ungerechtfertigt bzw. als
'Rosinenpicken’ anzusehen ist.

Insofern ist mit EEG-Anlagen als dezentrale Optionen im virtuellen
Netzlastkraftwerk im derzeitigen Rechtsrahmen und Foérderverstdndnis keine
Einzelwirtschaftlichkeit im Sinne der obigen Definition zu erreichen. Insofern
bleiben EEG-Anlagen im derzeitigen rechtlichen Rahmen und auch wegen
ihrer vielfach geringen Steuerbarkeit auBerhalbb der Optimierungslinien
dieser Betrachtung.

Die Zielrichtung der Weiterentwicklung des EEG mit einer starkeren
Marktintegration von EEG-Anlagen ist in die Verordnungsermdachtigung
nach § 64 (1) Nr.6 der EEG-Novelle aufgenommen. Bei steigenden Anteilen
des EEG-Stroms am gesamten Stromaufkommen erscheint es auch nicht
mehr vertretbar, die wichtigen Steuerungssignale des Strommarktes von
den EEG-Anlagen fernzuhalten. Es ist davon auszugehen, dass eine erhdhte
Marktintegration von EEG-Anlagen die Bedeutung von EEG-Anlagen als
dezentrale Netzlast-Optionen steigert und damit den Umfang der fur
Netzbetreiber verfugbaren Anlagen schlagartig erhéht.

Spitzenanlagen

Anlagen zur ausschlieBlichen kurzeitigen Stromerzeugung fur Not- oder
Spitzenlastsituationen sind Notstromaggregate oder Spitzenanlagen. Die
Anlagen werden ublicherweise als schnelllaufende, leistungsoptimierte
Dieselanlagen oder Gasturbinen mit begrenzter Gesamtlaufzeit ausgelegt.

In den Monopolzeiten der Stromversorgung mit hohen Leistungspreisen fur
Energie und Netznutzung wurden vielerorts Spitzenanlagen mit
Dieselmotoren oder Gasturbinen errichtet. Die rlUckldufige Bedeutung
dieser dezentralen Anlagen im Energie(und Nefz)markt wurde teilweise
durch die entstehenden Markte far Regelenergie (Minutenreserve,
Sekunddrreserve) kompensiert.  Solange Anlagen am  Markt  fur
Regelenergie tfeilnehmen, stehen sie fur Netzlastoptimierungen nicht zur
Verfagung, da ihr Betrieb oder Nicht-Betrieb nach den Anforderungen der
jeweiligen Regelzone bestimmt wird.

Spitzenanlagen sind in der Regel teure Anlagen, deren Einsatz unter den
aktuellen energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen eher gering ist.

2.2.3.3 Demand Side Management (DSM)

Im  Weiteren sollen die MaBnahmen dezentraler Optionen, die in
Zusammenarbeit mit dem Netzbetreiber beim Kunden durch Steuerung der
Eigenerzeugung oder Lastabwurf realisiert werden kbnnen, diskutiert
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werden. Die kundenseitige Eigenoptimierung ist nicht Gegenstand dieser
Betrachtung.

Eigenerzeuger

Die Anlagen von Eigenerzeugern sind in der Regel KWK-Anlagen wie in
Kap. 2.2.3 beschrieben. Eigenerzeuger opfimieren ihren moglichen
Zusatzstrombezug oder ihre Uberschussstromeinspeisung nach den
energiewirtschaftichen  Gegebenheiten  ihrer  Stromvertrge.  Die
Vermeidung von Lastspitzen des Zusatzstrombezuges und die Verlagerung
von Uberschussstrom sind dabei sicher wesentliche strategische Elemente.
In Abbildung 2-7 sind ein beispielhafter Eigenerzeuger mit Zusatz- und
Uberschussstrom sowie die Netzlast der Anschlussnetzebene dargestellt,
wobei die Eigenoptimierung des Eigenerzeugers nicht abgebildet ist. Es wird
dabei deutlich, dass eine Strategie zur Vermeidung von Lastspitzen der
Anschlussnetzebene des Netzbetreibers durch Erhdhung der Erzeugung
oder Absenkung des Stromverbrauchs des Eigenerzeugers zu Zeiten
erfolgreich durchgefuhrt werden kann, in denen der Eigenerzeuger selbst
diese Optimierungen aus seinem eigenen wirtschaftlichen Kalkul nicht
durchfuhren warde. Das Netzlastmanagement des Netzbetreibers setzt also
nach anderen Gegebenheiten auf die Optimierungsmechanismen des
Eigenerzeugers auf. Die Wirksamkeit dieses Netzlastrnanagements hdangt
wesentlich von den FreikapazitGten der Erzeugungsanlagen und den
Lastabwurfpotenzialen des Eigenerzeugers ab.
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Netz- und Kundenlast

1 544 1087 1630 2173 2716 3259 3802 4345 4888 5431 5974 6517 7060 7603 8146 8689
Jahresverlauf

Kundenlast I | astmanagment Kunde
—— Lastmanagement Netz —— Netzlast

Abbildung 2-7: Netzlastmanagement beim Eigenerzeuger

Lastabwurf

Eine Vielzahl industrieller und sonstiger groBer Strommabnehmer verfugen als
aktive Verbraucher Uber Lastmanagementsysteme, die die Netzbezugslast
durch Verschieben abschaltbarer Verbraucher in  Minderlastzeiten
minimiert. Dadurch kénnen in vielen Fdllen die Netzkosten der
Unternehmen deutlich gesenkt werden. Die Systeme werden als
Standardmodule angeboten und erfordern eine Klassierung der einzelnen
Betriebsmittel des Stromabnehmers in Bezug auf inre Abschaltfahigkeit.

Das Interesse des Netzbetreibers an einer Mitwirkung bei dem
Lastmanagementsystem des Stromnabnehmers liegt darin begrindet, das
seine Optimierung des Bezuges aus der vorgelagerten Netzebene
wahrscheinlich meistens zeitungleich mit der Optimierung des Netzbezuges
des Abnehmers erfolgen kann. In Zeiten, in denen ein Lastabwurf fur den
Abnehmer uninteressant ist, kann der Lastabwurf fur den Netzbetreiber
bedeutend sein. In Abbildung 2-8 sind beispielhaft die Lastgdnge des
Abnehmers und der vorgelagerten Netzebene dargestellt. Wdhrend der
Abnehmer ganzjdhrig seine Netzlast um einen eher geringen Anteil glattet
- eine hohere Leistungsreduktion wulrde den fur das Unternehmen
tolerierbaren Lastabwurf Ubersteigen - , ergibt sich fur den Netzbetreiber

Seite 120 von 266



izesgﬁ

Institut fUr ZukunftsEnergieSysteme

nur in klrzeren Zeitfenstern die Moglichkeit der erfolgreichen Partizipierung
am Lastmanagement des Kunden.

Netz- und Kundenlast

1 511 1021 1531 2041 2551 3061 3571 4081 4591 5101 5611 6121 6631 7141 7651 8161 8671

Jahresverlauf

m Kundenlast mmmm | astmanagment Netz
mmm | astmanagement Kunde ——— Netzlast

Abbildung 2-8: Lastrnanagement eines Stromabnehmers

2.2.3.4 Energiepreisoptimierung

Die Saisonalitdt und der Tagesverlauf der Strommarktpreise korrelieren
allgemein sehr stark mit den Energie- und Netzlasten, wie in den Abbildung
2-9 und Abbildung 2-10 fur die Typtage Uber der Tageszeit dargestellt ist.
Hohe Netzlasten gehen in der Regel mit hoher Stromnachfrage und hohe
Stromnachfrage mit hohen Strompreisen einher. Die Spiegelung von
Kraffwerken und Verbrauchern am Spotmarkt erschlieBt die Optionalitat
von Kraftwerken (Realoptionen) und steuerbaren Verbrauchern und fuhrt in
der Regel zu einer Erléssteigerung. Diese Kraftwerkseinsatzstrategien gelten
zunehmend auch fur kleinere Anlagen bis deutlich unter 5 MWe. In diesen
Anlagen sind dann oft die moglichen Erlbssteigerungen gegen die Kosten
fur die Aus- und Nachrustung von Entkoppelungssystemen wie
Wdarmespeichern abzuwdgen. Die Preissignale des Strommmarktes fUhren
damit immer mehr dazu, Anlagen verstarkt in Zeiten hoher Strompreise zu
fahren und Stromverbraucher in Zeiten hoher Strompreise zurdckzufahren,
wodurch dann vielfach wegen der kongruenten Verldufe der Netzlasten
und Preise die Netzlasten vermindert werden.
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Die moglichen
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Abbildung 2-9: Typische Netzlasten der Typtage
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Abbildung 2-10: Mittlere Strompreise der Typtage (HPFC 2008)

2.2.3.5 Kosten der dezentralen Optionen

Die Kostenstruktur des Anbieters von dezentralen Netzlast-Optionen wird in
der Struktur von Grund-, Leistungs- und Arbeitspreisen dargestellt:

Grundkosten in €/a fur die Kommunikation mit dem virtuellen
Neftzlastkraftwerk durch personellen und apparativen Aufwand

Leistungskosten in €/kW/a zum Abgleich moglicher Investitionen

Arbeitspreis in €/ MWh zum Abgleich der variablen Kosten des
positiven Hubes der Stromerzeugung bzw. des Lastabwurfs

Die Erlése bei (erfolgreicher) Teilnahme am virtuellen Netzlastkraftwerk sind
unterschiedlich  strukturiert.  KWK-Anlagen und Spifzenanlagen mit
Netzeinspeisung erhalten bei erfolgreicher Teilnahme auBerhalbb von
Vereinbarungen zum virtuellen Netzlastkraftwerk ohnehin ein erhdéhtes
Entgelt fGr vermiedene Netzentgelte nach § 18 SfromNEV.

KWK-Anlagen als Eigenerzeuger und steuerbare Verbraucher (Lastabwurf-
einrichtungen) kénnen nur innerhallb von Vereinbarungen zum virtuellen
Neftzlastkraftwerk Erlbse generieren.
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Bei EEG-Anlagen wird der Gegenwert der Netzlastvermeidung zur
Entlastung des Wdlzungsmechanismus eingesetzt und steht innerhallb von
Vereinbarungen zum virtuellen Netzlastkraftwerk nicht zur Verfugung. Hier
zeigt sich die fehlende Marktindhe von EEG-Anlagen, bei der
energiewirtschaftlich sinnvolle Modifikationen des Anlagenbetriebes keine
wirtschaftlichen Effekte bewirken.

Die Einzelkosten der dezentralen Optionen sind in Tabelle 2-6 in der oben
beschriebenen Grundstruktur aufgefuhrt. Zusatzlich sind geschdatzte
Grundkosten von ca. 4.000 €/a je Anlagenbetreiber fur das Handling des
virtuellen Netzlastkraftwerkes zu berucksichtigen.

Grundkosten €/a 4.000

Spitzenaggregate von bis
Invest €/kW 300 350
Kapitalisierung (6%/a; 10a) %la 13,6% 13,6%
Leistungskosten €/kW a1 48
Wirkungsgrad % 42% 42%
Heizdl 3000 Itr €/MWh 70 75
Mengenreduktion % 90% 90%
Heiz6l 5000 t €/MWh 63 67,5
Grenzkosten €/MWh 150,00 160,71
Sonstige variable Kosten €/MWh 10,00 10,00
Arbeitskosten €/MWh 160 171

KWK-Anlagen (Riickkiihlung) von bis
Invest Kihlleistung €/kW 150 200
Kapitalisierung (6%/a; 15a) Y%/a 10,3% 10,3%
Stromkennziffer - 1,00 0,60
Kihlleistung kW/kWel 1,000 1,667
Leistungskosten €/kW 15 26
W armegutschrift €/MWh 35 30
Arbeitskosten €/MWh 35 50

KWK-Anlagen (Speicher) von bis
Invest Warmespeicher 200 300
Kapitalisierung (6%/a; 15a) %la 10,3% 10,3%
Stromkennziffer - 1,00 0,60
Kahlleistung kW/kWel 1,000 1,667
Leistungskosten €/kW 21 34
Arbeitskosten €/MWh 0,00 0,00

Lastabwurf von bis
Invest LA-Gerat €/kW 10 30
Kapitalisierung (6%/a; 15a) %la 10,3% 10,3%
Leistungskosten €/kW 1 3
Arbeitskosten €/MWh 20 30

Tabelle 2-6: Einzelkosten dezentraler Opftionen
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Werden die Kosten der dezentralen Opftionen Uber der Benufzungs- bzw.
Einsatzdauer dargestellt, ergeben sich Mischkosten gemd&B Abbildung 2-11.
Bemerkenswert dabei ist, dass beim Lastabwurf die Kosten mit
zunehmender Haufigkeit der Stromabschaltung wegen der dadurch
erforderlichen betrieblichen Prozesse steigen, wdhrend bei KWK- und
Spitzenanlagen die Mischkosten mit Umlage von Kapitalkosten auf
zunehmende Benutfzungsdauern - wie in der Energiewirtschaft ublich -
sinken. EEG-Anlagen wurden hier nicht betrachtet, da ihre vermiedenen
Netfzentgelte zur Entlastung des EEG-Ruckwdlzungsmechanismus eingesetzt
werden und somit dem Netzlastkraftwerk nicht zur Verfugung stehen.
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()]
f=
3 1000
Q
£
g 800 -
g5
NS 600 -
D W
Z 400 -
Q
©
E 200 -
[
S
! 0 T T T T T T T T T
50 75 100 125 150 175 200 225 250 275
Benutzungsdauer in h/a
= Spitzenanlagen von bis e KWK (Riickklhler) von bis
KWK (Speicher) von bis Lastabwurf von bis

Abbildung 2-11: Mischkosten der dezentralen Optionen

2.2.4 Kosten des Netzbetreibers

Ausgangspunkt der Betrachtung ist ein neutfraler Dienstleister, der keine
Optimierung durch die ErschlieBung dezentraler Optionen betreibt
(ReferenzmaBstab). Die Positionen der Gewinn- und Verlustrechnung des
Netzes setzen sich zusammen aus folgenden Positionen:

e Erl6ése aus Netzentgelten
e direkte Kosten der Netzebene mit:

o Kapitalkosten = f( Umfang, Altersstruktur der Netzanlagen)
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o Befriebs- und  Unterhaltungskosten = f(Netzanlagen,
Instandhaltungskonzept, Overheadstruktur)

e Vorgelagertes Netz = f(Netzspitze, Bezug aus vorgelagerter Ebene)

e Vermiedene NE = f(Enthahmehdchstleistung und -zeit; hbdchste
Bezugsleistung aus vorgelagerter Ebene, Ruckspeisung)

Bei dem aktiven Netzbetreiber muss diese Kostenstruktur um die induzierten
externen Kosten erweitert werden. Die Gewinn- und Verlustrechnung des
Netzbeftreibers wird in folgende Bl6cke zusammengefasst:

e Erl6ése aus Netzentgelten
e Direkte Kosten der Netzebene (AntraQ)
e Kosten vorgelagertes Netz

¢ Vermiedene Netzentgelte setzt sich zusammen aus den Entgelten der
nicht steuerbaren Anlagen:

o Auszahlung vNE § 18 StromNEV
o Kurzung EEG-Erstattung § 5 (2) EEG

und den zusatzlichen Anteilen durch die Verdnderungen infolge der
SteuerungsmaBnahmen (ILV)

e Anreize fur netzbedarfsorientierte Fahrweise (ILV)

e Verpflichtung der nachhaltigen Verfugbarkeit (ILV)

e Vergutung DSM (ILV)

e Zusatzkosten fur die Steuerung eines Virtuellen Netzlastkraftwerkes

Die mit ILV gekennzeichneten Positionen beinhalten die Verrechnung der
Zahlungsstrbme innerhalb der Systemgrenzen zwischen den Akteuren. In
Anlehnung an die klassische innerbetriebliche Leistungsverrechnung (ILV)
bezeichnen wir diese als innere Leistungsverrechnung in den
Systemgrenzen und kurzen sie ebenfalls mit ILV ab.

2.2.4.1 Probleme der Kostenerfassung

FUur einen wirtschaftlichen Netzbetrieb muadssen sich die Kosten des
Netfzbeftreibers an den Vorgaben der Stromnetfzentgeltverordnung
(StromNEV) orientieren. Trotz der Verpflichtung des Netzbetreibers in
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§ 14 EnWG zur ErschlieBung von NachfragesteuerungsmaBnahmen werden
enfsprechende  Kostenauswirkungen im Zusammenhang mit den
abschaltbaren Leistungen in der StromNEV nicht behandelt.

Die abschaltbaren Leistungen (DSM) wirken im Netz wie dezentrale
Einspeisungen. Trofzdem werden diese hinsichtlich der vermiedenen
Netzentgelte nicht mit den dezentralen Erzeugungen gleichbehandelt. Bei
Erzeugern wird die Entnahme (Stillstandsverbrauch bei Kraftwerken) und
Einspeisung getrennt gemessen und abgerechnet. Bei den DSM-Kunden ist
diese Trennung messtechnisch nicht maoglich. Die abgeschalteten
Leistungen (vergleichbar mit der Einspeisung bei Erzeugern) kénnen allein
durch die Ubergabemessung gegenlber der unbeeinflussten Entnahme
nicht Ya-h-scharf erfasst werden; hier mussen die Lastsprunge zu Beginn und
Ende der Abschaltzeit ausgewertet werden. Aufgrund der vergleichbaren
Wirkung sollten sie jedoch - wertmdBig in Anlehnung an vNE nach § 18 -
den Kunden gutgeschrieben werden. Nur bei einer entsprechenden
Vergutung kbnnen diese Potentiale erschlossen werden. In  dieser
Betrachtung sind die Abschaltleistungen durch die Differenz zum
Referenzfall Ya-h-scharf bekannt und werden gemdaB den Vorgaben des §
18 StromNEV bepreist.

Eine Vergutung der netzorientierten Fahrweise durch eine Reduzierung der
Netfzentgelte bei DSM-Kunden ist schwer maoglich. Eine Bepreisung fur
Entnahmen auBerhalb lastschwacher Zeiten nach § 19(2) Satz 1 ist durch
die festen Vorgaben der BNetzA zur Ermittlung der HT-Zeiten nicht méglich.
Aufgrund Oortlicher Engpdsse ist z.B. eine Lastminderung auf Anforderung
des Netzbetreibers auch auBerhalb der nach BNetzA-Vorgabe ermittelten
Zeit moglich. Diese Betrachtung geht von der Voraussetzung aus, dass sich
durch die DSM-MaBnahmen die Netzentgelte des Kunden nicht dndern.
Die Abschaltung auf Anforderung des Netzbetreibers kann die Vs-h-
Enthnahme-Hbchstleistung des Kunden mindern. Dann ist bei der Ermittlung
der Netzentgelte eine verringerte Verrechnungsleistung anzusetzen.
Gleichfalls wirkt eine Verdnderung der Entnahmearbeit durch z.B.
zus&tzliche Einsatzzeiten der Erzeugungsanlage, Anderung der Arbeit durch
Produkftionsverlagerung.

Der gesicherte Einsatz dezentraler Optionen soll Netzausbaukosten senken.
In der Praxis stellt die langfristige Erfassung der Kosten fUr vermiedenen
Anlagenausbau im Verteilnetz ein weiteres Problem dar. Die vermiedenen
Ausbaukosten in der Ubergabe zur vorgelagerten Ebene und der
unterlassenen Erhéhung der Netfzanschlussleistung am vorgelagerten Netz
sind eher zu erfassen. In dieser Betrachtung sind die vermiedenen
Ausbaukosten durch die Differenz zum Referenzfall bekannt und werden als
Jahreskosten bertcksichtigt.

Die Anreizregulierung bedingt weitere Probleme. Die konkreten Netzkosten
werden nur noch einmal pro Regulierungsperiode erfasst, also alle 5 Jahre.
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Zwischenzeitliche Verdnderungen werden nur teilweise zeitnah erfasst. Dies
erfolgt direkt bei den nicht beeinflussoaren Kosten gemdB dem
Kostenkatalog in § 11 ARegV und indirekt bei den beeinflussbaren bzw.
vorubergehend nicht beeinflussbaren Kosten durch den Erweiterungsfaktor
§ 10 ARegV.

Zu den nicht beeinflussbaren Kosten zdhlen die Netzkosten der
vorgelagerten Ebene sowie die vermiedenen Netfzentgelte gemdB § 18
StromNEV fur KWK- und sonstige Anlagen und indirekt Uber das EEG fur die
EEG-Anlagen. Obwohl eine enge Wechselbeziehung zwischen den
vorgelagerten Netzkosten und den vermiedenen Netzentgelten bestent,
gelten bei der Anerkennung jedoch unterschiedliche Fristen. Die
Netfzkosten der vorgelagerten Ebene beeinflussen  sofort  die
Erlbsobergrenze, die vermiedenen Netzentgelte erst mit zwei Jahren
Versatz. Beeinflussungen der Netzkosten der vorgelagerten Ebene durch
‘Negawatt" werden Uberhaupt nicht erfasst.

Die Kosten fur die Ermoglichung der Steuerung eines virtuellen
Netzlastkraftwerkes mit den Kapital-, Betriebs- und Personalkosten werden
dem Block der beeinflussbaren bzw. vorubergehend nicht-beeinflussbaren
Kosten zugerechnet. Dieser Kostenblock unterliegt der Degression durch
den generellen Produktivitdtsfortschritt, die beeinflussbaren Kosten
zusatzlich noch der individuellen Anpassung der Erldsobergrenze zur
Abschmelzung der Ineffizienzen.

Reduziert ein Netzbetreiber die Kosten im Kostenblock der nicht-
beeinflussbaren Kosten zu Lasten der Kostenarten im Bereich der
beeinflussbaren bzw. vorubergehend nicht-beeinflussbaren Kosten,
verschlechtert er seine individuelle Effizienz. Statt einer ungekurzten
Umsetzung der Kosten in Erlése muss der Netzbetreiber eine mit den Jahren
zunehmende Kdrzung der anerkannten Kosten hinnehmen. In dieser
Optimierungsrechnung werden diese, fur den Netzbetreiber d&uBerst
relevanten, Unterschiede der Kostenblockzuordnung nicht betrachtet.

2.2.4.2 Ermittlung der unmitteloaren Netzkosten des Netzbetreibers fiir die
betrachteten Varianten

Erlése aus Netzentgelten

Die Varianten sehen eine Ausweitung der Versorgungsaufgabe vor. Damit
andern sich die Netzkosten. Unabhdngig von den Vorgaben und zeitlichen
Verschiebungen des Ausgleiches von Netzkosten bzw. Erldsobergrenzen
und fatsachlichen Netzerlbsen durch die periodenUbergreifende
Saldierung nach § 11 Stromnetzentgeltverordnung StromNEV, oder dem
Regulierungskonto nach § 5 Anreizregulierungsverordnung ARegV werden
hier die genehmigungsfdhigen Netfzkosten als Netzerlbse gesetzt. Die
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Netzerlose ergeben sich also aus der Addition der anerkennungsfdhigen
Netzkosten. Fur die Ermittlung der Netzkosten wird nicht Bezug genommen
auf einen konkreten Netzbeftreiber sondern mittlere  Netzkosten eines
fiktiven Netfzbetreibers angeseftzt.

Kosten der Netzebene

BasisgroBe sind die genehmigten Kosten der Ebene einschlieBlich der
Eigenkapitalverzinsung und kostenmindernden Erldsen fur die Vorhaltung
der Neftzinfrastruktur einschlieBlich Umlagen. Von diesen Kosten werden nur
die Kosten fur die vorgelagerten Ebenen (Kostenwdlzung) und die
unmittelbaren und mittelbaren vermiedenen Netzkosten nach § 18
StromNEV angesetzt. Die Kosten umfassen nur die Netzebene
Mittelspannung ohne  Erlbse aus Messung und  Abrechnung,
Konzessionsabgabe oder KWKG-Umlage.

Diese Kosten fur die Mittelspannungsleitungen werden fur den Beispielfall
aus einem gemittelten Wert in Abhdngigkeit der Entnahmeleistung (45
€/KW Entnahmeleistung) und Entnahmearbeit (0.8 ct/kWh) gesondert
berechnet. Die Jahreskosten fur die Mittelspannungsschaltanlagen werden
mit einem Kostenansatz von 1,63 €/kW angesetzt.

In den Varianten muss die Netzinfrastruktur zur ErfUllung der zusatzlichen
Versorgungsaufgabe erweitert werden. Die Kosten der Netfzebenen
werden verdndert durch den Netzausbau zur Deckung wachsender
Leisfungsentnahmen oder der Einbindung von dezentralen
Erzeugungsanlagen, den Ausbaukosten zur Erh6hung der
Ubertragungsféhigkeit der Ubergabeanlagen aus der vorgelagerten
Ebene. In der Variante | wird die Einbindung eines uUbernommenen
Konzessionsgebietes in das Netfz unterstellt. Die Netzkosten fur die
ubernommene Infrastruktur werden mit den obigen Parametern ermittelt;
es wird jedoch untferstellt, dass durch die Umsetzung einer besseren
Auslastung der zenfralen Unternehmensbereiche gelingt. Fur die
unterdurchschnittlich  zuwachsenden Overheadkosten werden die
Erlésansatze um 20 % reduziert. Dieser Reduktion stehen jedoch die Kosten
fur die Einbindung des Gebietes entgegen.

Die Kosten fur den Anschluss neuer Abnehmer oder Versorgungsgebiete
werden als annuitatische Jahreskosten angesetzt. Diese Kostenansatze
werden im Sinne von Grenzkosten gebildet. Die Zusatzkosten fur die
Versorgungsanlagen betragen ohne eine Erhdhung der Overheadkosten
8,45 €/km. HierfGr werden in Anlehnung an die Netfzverhdltnisse in
Schwdbisch Hall die Langen fur die Netzverstdrkung festgelegt. Die
zusdtzlichen Langen betragen in den Varianten |: 10 km, II: 12 km, lll: 5 km
und IV: 4 km.
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Die Bezugsanlagen fur die Ubergabe des Leistungsbedarfs aus der
vorgelagerten Ebene mussen ebenfalls einem steigenden Leistungsbedarf
angepasst werden. Es wird unterstellt, dass die Ubergabe so ausgebaut ist,
dass ein passiver Netzbetreiber in der Grundvarionte die gesamte
Enthnahmeleistung der Ebene gesichert Uber die Ubergabe beziehen kann.
GemdB den Rahmenbedingungen fur diese Rechnung wird unterstellt, dass
die Anlagen stufenlos bedarfsgerecht ausgebaut werden kébnnen. Wird mit
zunehmender Optimierungstiefe ein Ruckgang der Ubergabeleistung
erreicht, werden bis zur Ubergabedimensionierung in der Grundvariante A
die vermiedenen Ausbaukosten bei den Netzkosten mindernd
berdcksichtigt. Die Einbindungskosten fur Erzeugungsanlagen  zur
Verstarkung des Verteilnetzes werden in gleicher Weise berlcksichtigt.

Mit Absenkung der zeitgleichen Entnahmeleistung durch die dezentralen
Optionen wird unterstellt, dass ein gewisser Netzruckbau oder eine
Vermeidung einer Netzverstarkung realisiert werden kann. Es wird unterstellt,
dass es gelingt, die dezentfralen Optionen so zu erschlieBen, dass die
notwendigen Netzverstdrkungen groBtenteils sofort GberflUssig werden und
somit kurzfristig vermieden werden kdnnen. Teilweise wird die Umsetzung
des Netzruckbaus durch die ErschlieBung der dezentralen Optionen nur
langfristig mdglich sein. In dieser Rechnung werden in geringem Umfang
frotzdem unmittelbare Kostenauswirkungen unterstellt. Die Auswirkungen
des langfristigen NetzrGckbaus auf die spezifischen Jahreskosten werden
mit 10 % der Jahreskosten je kW fur den Netzausbau bertcksichtigt.

Die konkreten Kostenans&tze der Varianten und deren Verdnderung mit
zunehmender Optimierungstiefe sind den Kostenzusammenstellungen zu
entnehmen.

Kosten vorgelagertes Netz

Die Kosten des vorgelagerten Netzes werden mit den aktuellen
Netzentgelten der vorgelagerten Ebene und den aus den Lastgdngen
ermiftelten Leistungs- und Arbeitswerten berechnet. Es wird far die
Anschlussebene Umspannung Hoch-/Mittelspannung ein Leistungspreis von
38.48 €/kW und ein Arbeitspreis von 0,14 ct/kWh angesetzt.

Tritt eine RUckspeisung in das vorgelagerte Netz auf, werden die
RUckspeisungen gemaB § 18 (1) Satz 4 StromNEV mit den Preisen der der
Anschlussebene vorgelagerten Ebene (hier Hochspannungsnetz) bepreist.
Aufgrund der Zeiten der RuUckspeisung wird unterstellt, dass keine
Vermeidungsleistung der RuUckspeisung zugeordnete werden kann und nur
eine Arbeitsvergutung in Ho6he von 0,12 ct/kWh zum Ansatz kommt,
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Kosten fur Netzanschlusskapazitét

Um gestiegene Entnahmeleistungen aus dem vorgelagerten Netz decken
zu kbénnen, ist die Erhdhung der Netzanschlusskapazitdt durch
Baukostenzuschusse erforderlich. Diese gezahlten Baukostenzuschusse
werden  hier trotz der stritfigen  Anerkennung  durch  die
Regulierungsbehdrden in den Netzentgeltfgenehmigungen mit
Jahreskosten betrachtet. Die Jahreskosten werden mit 5% der geleisteten
Betrdge in HoOhe von 40 €/kW angesetzt. Bei einer Absenkung der
bendtigten Anschlussleistung, z.B. bei zunehmender Optimierungstiefe unter
einer Mindestleistung, die ein passiver Netzbetreiber in der Grundvariante A
binden musste, erfolgt keine Gegenrechnung far die Freigabe von
Anschlusskapazitaten.

Vermiedene Netzentgelte

Die vermiedenen Netfzentgelte (vNE) werden fur alle dezentralen
Einspeisungen nach den Vorschriften des § 18 StromNEV berechnet. Die
Leistungswerte fur die Vermeidungsleistung und die Ermittlung der
tatsachlichen Vermeidungsleistung wird aus den Ganglinien entwickelt. Da
hier nur jeweils die Gesamtkosten fur die unmittelbar und mittelobar vom §
18 betroffenen Einspeiser betrachtet werden, braucht keine besondere
Betrachtung fur Anlagen mit verstetigten vNE durchgefuhrt zu werden. Die
Einspeiseebene ist die Mittelspannung. Die VergUtung erfolgt mit den
Preisen der vorgelagerten Ebene Umspannung Hoch-/ Mittelspannung (45
€/kW; 0,8 ct/kWh). Es wird nur die fatsaGchliche Vermeidungsleistung als
Differenz der zeitgleichen Jahreshdchstlast aller Enthahmen aus dem
Mittelspannungsnetz und der zeitungleichen hdchsten Bezugsleistung aus
dem vorgelagerten Netz berechnet. Bei einer Ruckspeisung wird die
Einspeisearbeit in dieser HOhe nur mit den Arbeitspreisen der
vorvorgelagerten Ebene berechnet (0,12 ct/kWh).

Auszahlung VNE § 18 StromNEV

Die unmittelbaren vermiedenen Netzkosten werden an die dezentralen
Erzeuger ausgezahlt; dies sind Kosten far BHKW-Anlagen (ohne
vereinbarten Preis), Stromaggregate sowie nicht nach EEG §§ 6 bis 11
vergutete Einspeisungen.

Kdrzung EEG-Erstattung § 5 (2) EEG

Die mittelbaren vermiedenen Netzkosten wirken beim Netzbetreiber
durch die Differenz zwischen der an den Einspeiser ausgezahlten EEG-
Vergutung und der geminderten Erstattung dieser Zahlungen durch den
Ubertragungsnetzbetreiber.
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Erfolgt die dezentrale Einspeisung aus nicht durch den Netfzbetreiber
steuerbaren Erzeugungsanlagen oder aus nicht-beeinflussten dezentralen
Erzeugungsanlagen, flieBen die vermiedenen Netzentgelte auBerhalb der
Systemgrenzen. Sie werden deshalb nicht bei den Kosten fur die
dezentralen Optionen als innere Leistungsberechnung (ILV) erfasst.

Vermiedene Netzentgelte infolge der Beeinflussung von
Erzeugungsanlagen durch den Netzbetreiber werden gesondert bei den
Kosten fur die dezentralen Opfionen erfasst. Fur die einzelwirtschaftliche
Betrachtung sind diese Zahlungen als Kosten beim Netzbetreiber und gleich
hohe Erlbse bei den Anlagenbetreibern als innere Leistungsverrechnung
neutral.

2.2.4.3 Kostenparameter des Netzbetreibers fiir ein virtuelles
Netzlastkraftwerk

Grundkosten des virtuellen Netzlastkraftwerkes

Beim Ubergang vom passiven zum aktiven Netzbetreiber muss dieser eine
Infrastruktur zum gesteuerten Einsatz seiner dezentralen Optionen schaffen.
Diese leittechnische Infrastruktur wird durch funktionale und vertragliche
Elemente ergdnzt. Die Kosten setzten sich zusammen aus der Investition fur
die Leittechnik, des Vertriebbs mit Vertragsvernandlungen und funktionalen
Abstimmungen zur ErschlieBung der dezentfralen Optionen und den
laufenden Kosten der Steuerung. Die Kosten bestehen aus Grundkosten fur
die Einrichtung und Zusatzkosten fur die Anzahl der zu steuernden Anlagen.

Einspeiseanlagen

KWK-Anlagen und Spitzenanlagen erhalten fur ihre Einspeisungen ein
Entgelt far vermiedene Netzentgelte nach § 18 der StromNEV!8, Dieses
Entgelt setzt sich bei 100%-igen Einspeiseanlagen oft zu 2/3 aus einer
Leistungskomponente und zu 1/3 aus einer Arbeitskomponente zusammen.
Die Arbeitskomponente ist unkritisch, da sie nur von der eingespeisten
Jahresmenge abhdngig ist. Die Leistungskomponente ist kritisch, da sie von
der tatsdchlichen Vermeidungsleistung abhdngt und damit sprungfix ist. In
der Praxis kann oft festgestellt werden, dass die vermiedenen Netzentgelte
bei Einspeiseanlagen von Nicht-EVU und bei Eigenerzeugungsanlagen mit
Uberschussstrom suboptimal sind, da die Leistungskomponente in Gé&nze
verfehlt wird (zeitfliche Korrelation von Netzspitze und EinspeiseleistunQ).
Gerade hier erscheint ein sinnvoller Ansatz fur das virtuelle Netzlastkraftwerk

18 Mit § 18 StromNEV wurde ein langer Streit zwischen Anlagen- und Netzbetreibern Uber
die Angemessenheit vermiedener Netzentgelte politisch geklart.
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der Netzbetreiber zu liegen. In guter Kenntnis des Netzlastgangs sorgt der
Netzbeftreiber daflr, dass die einspeisenden Anlagen eine maximale
Leistfungskomponente erzielen. Dies kommt einem Regelkreis zur
Netzlastbeschradnkung gleich, wie sie in der Monopolzeit regelmdaBig von
EVU mit Eigenerzeugungsanlagen eingesetzt wurden.

Im Falle der Teilnahme am virtuellen Neftzlastkraftwerk rechnet der
Anlagenbetreiber seine vermiedenen Netzentgelte reguldr nach § 18
StromNEV mit dem Netzbetreiber ab. Fur die Teilnahme am virtuellen
Netzlastkrafftwerk und fur die Leistungen des Betreibers des virtuellen
Netzlastkraftwerks bezahlt der Anlagenbetreiber dem Netzbetreiber ein
Entgelt.

Das vom Anlagenbetreiber zu zahlende Entgelt wird in der Regel gering
gegenuber den moglichen Zusatzerlbsen der Leistungsvermeidung des
Anlagenbetreibers sein, so dass es hier zundchst vernachldssigt wird. Fur die
einzelwirtschaftliche Betrachtung sind die Zahlungen nach § 18 als Kosten
beim Netzbetreiber und gleich hohe Erlbse bei den Anlagenbetreibern als
innere Leistungsverrechnung neutral.

Demand Side Management (DSM)

Eigenerzeuger mit Zusatzstrombezug und Verbraucher mit
Lastabwurfstrategien sind in Bezug auf die VergUtung fur zielorientiert
verminderte Netzabnahmen gleich zu behandeln, da es unerheblich ist, ob
die verminderte Abnahme aus dem Nefz durch Wegschalten von
Verbrauchern oder durch Hochfahren von  Erzeugungsanlagen
hervorgerufen wird. Netzeffekte durch Minderabnahmen werden im
energiewirtschaftlichen Regelwerk nicht behandelt, da allgemein davon
ausgegangen wird, dass diese Netfzeffekte durch verminderte Netzentgelte
des Anschlussnehmers in der Anschlussnetzebene abgegolten sind. Dies ist
jedoch im virtuellen Netzlastkraftwerk in Bezug auf die "demand side" nicht
der Fall, da es dort um die vorgelagerte Nefzebene und nicht um die
Anschlussnetzebene geht.

Der Vorteil der ,Negawaft® durch Minderabnahme ergibt sich fur den
Netzbetreiber analog zu den vermiedenen Netfzentgelten. Diese stellen
damit auch die mégliche Obergrenze einer Vergutung fur die Partner des
Netzbetreibers dar. Zur Befriedigung der Renditeanforderungen von
Netzbetreiber und seinen Partnern wird hier unterstellt, dass dem
Netzbetreiber die vermiedenen NE aufgrund der ,Negawatt™ in vollem
Umfang als Kosten anerkannt werden und damit in den Erlbésen aus
Netzentgelten berlcksichtigt werden; unabhdngig von den tatsdchlichen
Zahlungen des Netzbetreibers an seine Partner zur Vorhaltung der
dezentfralen Optionen. Damit hat der Netzbetreiber die Option, seine
Zusatzkosten zur ErschlieBung der dezentralen Opftionen vergutet zu
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bekommen. In der Rechnung ist unterstellt, dass den Partnern die Kosten
zuzuglich eines Aufschlages von 25% der vermiedenen Netzentgelte
vergutet werden.

Die hierdurch verursachte Verteilung des wirtschaftlichen Vorteils ist
zundchst  willkarlich.  Die  Verteilung beeinflusst zwar nicht  das
einzelwirtschaftliche Ergebnis der Optimierung, jedoch wesentlich eine
betriebswirtschaftliche Optimierung der einzelnen Akteure.

Anreize flr netzbedarfsorientierte Fahrweise (ILV)

Zur Vermeidung von lokalen Netzengpdssen und zur Reduzierung der
Inanspruchnahme der Ubertragungskapazitéit vorgelagerter Ebenen muss
der Netzbetreiber die erschlossenen dezentralen Optionen gezielt
einsefzen. Den Einspeisern und letztverbrauchenden Kunden sind leistungs-
und einsatzabhdngig bzw. fur die Ansiedlung an bestimmten Orten ggf.
finanzielle Anreize zu setzen.

Verpflichtung der nachhaltigen Verfugbarkeit (ILV)

Wenn die Nufzung der dezentralen Optionen dem Netzbetreiber
ermaoglichen soll, die Kosten der Netzinfrastruktur der betrachteten Ebene
und der vorgelagerten Ebenen zu mindern, mussen diese gesichert und
langfristig planbar zur Verfugung stehen. ErsatzmaBnahmen, z.B. ein
erforderlicher Netzausbau bei Ausfall von dezentralen Optionen, bendtigen
fur Planung, Genehmigung und Bau je nach Netzebene und betroffenem
Gebiet Vorlaufzeiten von bis zu 10 Jahren. Netzkunden, die dem
Netzbeftreiber dezentrale Optionen mit einer langfristigen Verfugbarkeit
zusichern, bieten einen Mehrwert. Diese Mehrkosten fur die nachhaltige
Vorhaltung mussen vergutet werden.

Fur die einzelwirtschaftliche Betrachtung sind diese Zahlungen als Kosten
beim Netzbetreiber und gleich hohe Erlbse bei den Anlagenbetreibern als
innere Leistungsverrechnung neutral. Hier wird unter Berdcksichtigung der
kurzfristigen  Uberlostbarkeit der Anlagen bei geringen Leistungs-
Uberschreitungen ein Kostenansatz in Abhdngigkeit der Abschaltstunden
gewanlt,

2.2.4.4 Zusammenstellung der Kostenparameter

Mit den vorgenannten Grundsdtzen der Vergutung ergeben sich fur die
Varianten A; | bis IV und den unterschiedlichen Optimierungstiefen
folgende positiven Ergebnisse fur den Netzbetreiber (Summe Netzbetreiber
auf Vollkostenbasis). Aufgrund der geschilderten Unsicherheiten und
Lucken in den Verordnungen (StromNEV, ARegV) entsprechen nur die
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Kosten- und Erlésrechnungen in den Basisvarionten dem vorgegeben
Regulierungsrahmen. Die Anerkennung der Kosten fur die Optimierung des
Gesamtsystems der Stromverteilung mit den Kosten far die ErschlieBung der
dezentralen Optionen, der Setzung von Anreizen fur Ansiedlung,
Bereitstellung und nachhalfige Verfugbarkeit der dezentralen Opfionen
sowie die zusatzlichen Margen fur den Netzbetreiber sind noch durch den
Verordnungsgeber oder die Regulierungspraxis auszufullen. Insoweit zeigt
die Rechnung nur die Potentiale auf, die fur den Netzbetreiber bei der
Optimierung des Gesamtsystems bestehen.

Gewinn- und Verlustrechnung Netzbetreiber, Variante A:

Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8
Netzbetreiber
Einnahmen
Netzentgelte der betrachteten Ebene €/a 3.575.382 3.575.382 3.575.382 3.575.382 3.575.382
Netzkosten
Kosten der Netzebene (Antrag) €/a -1.773.395 -1.773.395 -1.773.395 -1.773.395 -1.773.395
Unterlassung Ausbaukosten Ubergabe 0,00 €/a 0 0 0 0 0
Vermeidung Netzausbaukosten (kurzfristig) in €/kW 0,00 €/a 0 0 0 0 0
Vermeidung Netzausbaukosten (langfristig) in €/kW 3,52 €/a 0 7.040 14.080 21.120 28.160
Kosten der Netzebene €/a -1.773.395 -1.766.355 -1.759.315 -1.752.275 -1.745.235
Kosten vorgelagertes Netz €/a -1.052.361 -975.393 -898.352 -820.953 -742.545
Entgelt fir dez. Einspeisung (Rlckspeisung) €/a 3.838 3.838 3.838 3.838 3.838
Erh6hung der Netzanschlussleistung €/a 0 0 0 0 0
Reduzierung der Netzanschlussleistungerhdhung 0,00 €/a 0 0 0 0 0
Erhdhung der Netzanschlussleistung HS-Netz €/a 0 0 0 0 0
Zusatzkosten Virt. NetzlastKkW €/a 0 -13.000 -22.000 -37.000 -58.000
Verpflichtung der nachhaltigen Verfligbarkeit €/a 0 -90 -710 -2.980 -8.140
Zahlungen an unbeeinflusste dez. Einspeiser
Auszahlung VNE § 18 StromNEV (KWK...) €/a -514.850 -514.850 -514.850 -514.850 -514.850
Kirzung EEG-Erstattung § 5 (2) EEG analog § 18 StromNEV €/a -238.613 -238.613 -238.613 -238.613 -238.613
Vergiitung DSM, steuerbare Erzeuger 25% €/a -8.250 -14.053 -61.620 -169.333
maximale Verglitung analog vNE § 18 StromNEV -76.968 -154.009 -231.409 -309.816
Summe Netzbetreiber (Vollkosten) €/a 0 62.668 131.327 150.929 102.503
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Gewinn- und Verlustrechnung Netzbetreiber, Variante I:

Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8
Netzbetreiber
Einnahmen
Netzentgelte der betrachteten Ebene €/a 4.206.549 4.206.549 4.206.549 4.206.549 4.206.549
0 0 0 0
Netzkosten
Kosten der Netzebene (Antrag) €/a -2.097.427 -2.097.427 -2.097.427 -2.097.427 -2.097.427
Unterlassung Ausbaukosten Ubergabe 1,63 €/a 0 3.260 6.520 9.307 9.307
Vermeidung Netzausbaukosten (kurzfristig) in €/kW 9,90 €/a 0 19.800 39.600 59.400 63.360
Vermeidung Netzausbaukosten (langfristig) in €/kW 3,52 €/a 0 7.040 14.080 21.120 28.160
Kosten der Netzebene €/a -2.097.427 -2.067.327 -2.037.227 -2.007.600 -1.996.600
Kosten vorgelagertes Netz €/a -1.301.836 -1.224.861 -1.147.784 -1.070.388 -992.139
Entgelt fur dez. Einspeisung (Rickspeisung) €/a 278 278 278 278 278
Erhdhung der Netzanschlussleistung €/a -11.460 -11.460 -11.460 -11.460 -11.460
Reduzierung der Netzanschlussleistungerhhung 2,00 €/a 0 4.000 8.000 11.420 11.420
Erhéhung der Netzanschlussleistung HS-Netz -11.460 -7.460 -3.460 -40 -40
Zusatzkosten Virt. NetzlastkW €/a 0 -13.000 -22.000 -37.000 -58.000
Verpflichtung der nachhaltigen Verfiigbarkeit €/a 0 -140 -830 -2.460 -7.570
Zahlungen an unbeeinflusste dez. Einspeiser
Auszahlung vNE § 18 StromNEV (KWK...) €/a -544.694 -544.694 -544.694 -544.694 -544.694
Kiirzung EEG-Erstattung § 5 (2) EEG analog § 18 StromNEV €/a -251.409 -251.409 -251.409 -251.409 -251.409
€/a
Vergiitung DSM, steuerbare Erzeuger 25% €/a -8.250 -15.583 -51.740 -157.476
maximale Vergltung analog vNE § 18 StromNEV -76.975 -154.052 -231.448 -309.697
Summe Netzbetreiber (Vollkosten) €/a 0 89.685 183.839 241.495 198.899
Gewinn- und Verlustrechnung Netzbetreiber, Variante Il
Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8
Netzbetreiber
Einnahmen
Netzentgelte der betrachteten Ebene €/a 4.456.923 4.456.923 4.456.923 4.456.923 4.456.923
Netzkosten
Kosten der Netzebene (Antrag) €/a -1.899.026 -1.899.026 -1.899.026 -1.899.026 -1.899.026
Unterlassung Ausbaukosten Ubergabe 1,63 0 3.260 6.520 9.780 13.040
Vermeidung Netzausbaukosten (kurzfristig) in €/kW 512 0 10.240 20.480 30.720 40.960
Vermeidung Netzausbaukosten (langfristig) in €/kW 3,52 0 7.040 14.080 21.120 28.160
Kosten der Netzebene €/a -1.899.026 -1.878.486 -1.857.946 -1.837.406 -1.816.866
Kosten vorgelagertes Netz €/a -1.712.969 -1.635.995 -1.558.939 -1.481.499 -1.403.083
Entgelt fiir dez. Einspeisung (Rulckspeisung) €/a 0 0 0 0 0
Erhdhung der Netzanschlussleistung €/a -28.360 -28.360 -28.360 -28.360 -28.360
Reduzierung der Netzanschlussleistungerhdhung 2,00 €/a 0 4.000 8.000 12.000 16.000
Erhéhung der Netzanschlussleistung HS-Netz -28.360 -24.360 -20.360 -16.360 -12.360
Zusatzkosten Virt. NetzlastkW €/a 0 -13.000 -22.000 -37.000 -58.000
Verpflichtung der nachhaltigen Verfligbarkeit €/a 0 -160 -730 -3.030 -7.980
Zahlungen an unbeeinflusste dez. Einspeiser
Auszahlung vNE § 18 StromNEV (KWK,...) €/a -559.033 -559.033 -559.033 -559.033 -559.033
Kirzung EEG-Erstattung § 5 (2) EEG analog § 18 StromNEV €/a -257.534 -257.534 -257.534 -257.534 -257.534
€/a
Vergiitung DSM, steuerbare Erzeuger 25% €/a -8.250 -14.308 -62.570 -178.504
maximale Vergltung analog vNE § 18 StromNEV -76.974 -154.030 -231.470 -309.887
Summe Netzbetreiber (Vollkosten) €/a 0 80.104 166.073 202.490 163.562
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Gewinn- und Verlustrechnung Netzbetreiber, Variante Ill:

Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8
Netzbetreiber
Einnahmen
Netzentgelte der betrachteten Ebene €/a 3.771.048 3.771.048 3.771.048 3.771.048 3.771.048
Netzkosten
Kosten der Netzebene (Antrag) €/a -1.815.649 -1.815.649 -1.815.649 -1.815.649 -1.815.649
Unterlassung Ausbaukosten Ubergabe 1,63 €/a 0 0 0 0 0
Vermeidung Netzausbaukosten (kurzfristig) in €/kW 12675,00 €/a 0 31.688 31.688 31.688 31.688
Vermeidung Netzausbaukosten (langfristig) in €/kW 3,52 €/a 0 7.040 14.080 21.120 28.160
Kosten der Netzebene €/a -1.815.649 -1.776.922 -1.769.882 -1.762.842 -1.755.802
Kosten vorgelagertes Netz €/a -1.205.768 -1.128.794 -1.051.738 -974.297 -895.881
Entgelt flir dez. Einspeisung (Rickspeisung) €/a 3.832 3.832 3.832 3.832 3.832
Erhéhung der Netzanschlussleistung €/a 0 0 0 0 0
Reduzierung der Netzanschlussleistungerhdhung 2,00 €/a 0 0 0 0 0
Erhéhung der Netzanschlussleistung HS-Netz 0 0 0 0 0
Zusatzkosten Virt. NetzlastkW €/a 0 -13.000 -22.000 -37.000 -58.000
Verpflichtung der nachhaltigen Verfligbarkeit €/a 0 -90 -820 -3.510 -10.020
Zahlungen an unbeeinflusste dez. Einspeiser
Auszahlung vNE § 18 StromNEV (KWK,...) €/a -514.850 -517.674 -517.674 -517.674 -517.674
Kiirzung EEG-Erstattung § 5 (2) EEG analog § 18 StromNEV €/a -238.613 -240.261 -240.261 -240.261 -240.261
€/a
Vergiitung DSM, steuerbare Erzeuger 25% €/a -8.250 -15.455 -71.690 -212.621
maximale Verglitung analog vNE § 18 StromNEV -76.974 -154.030 -231.470 -309.887
Summe Netzbetreiber (Vollkosten) €/a 0 89.890 157.052 167.607 84.622
Gewinn- und Verlustrechnung Netzbetreiber, Variante 1V:
Netzbetreiber
Einnahmen
Netzentgelte der betrachteten Ebene €/a 3.609.179 3.609.179 3.609.179 3.609.179 3.609.179
Netzkosten
Kosten der Netzebene (Antrag) €/a -1.807.187 -1.807.187 -1.807.187 -1.807.187 -1.807.187
Unterlassung Ausbaukosten Ubergabe 1,63 €/a 0 0 0 0 0
Vermeidung Netzausbaukosten (kurzfristig) in €/kW 3,30 €/a 0 6.600 13.200 19.800 25.344
Vermeidung Netzausbaukosten (langfristig) in €/kW 3,52 €/a 0 7.040 14.080 21.120 28.160
Kosten der Netzebene €/a -1.807.187  -1.793.547  -1.779.907 -1.766.267  -1.753.683
Kosten vorgelagertes Netz €/a -763.554 -686.569 -609.470 -531.816 -452.837
Entgelt fir dez. Einspeisung (Ruickspeisung) €/a 13.830 13.830 13.830 13.830 13.830
Erhéhung der Netzanschlussleistung €/a 0 0 0 0 0
Reduzierung der Netzanschlussleistungerhéhung 2,00 €/a 0 0 0 0 0
Erhéhung der Netzanschlussleistung HS-Netz €/a 0 0 0 0 0
Zusatzkosten Virt. NetzlastkKW €/a 0 -13.000 -22.000 -37.000 -58.000
Verpflichtung der nachhaltigen Verfligbarkeit €/a 0 -180 -1.230 -4.450 -10.320
Zahlungen an unbeeinflusste dez. Einspeiser
Auszahlung VNE § 18 StromNEV (KWK,...) €/a -777.980 -788.949 -788.949 -788.949 -788.949
Kirzung EEG-Erstattung § 5 (2) EEG analog § 18 StromNEV €/a -274.287 -279.453 -279.453 -279.453 -279.453
€/a
Vergiitung DSM, steuerbare Erzeuger 25% €/a -8.250 -20.683 -89.550 -174.403
maximale Verglitung analog vNE § 18 StromNEV -76.985 -154.084 -231.739 -310.718
Summe Netzbetreiber (Vollkosten) €/a 0 53.060 121.317 125.524 105.364

Tabelle 2-7: Gewinn und Verlustrechnung Netzbetreiber Varianten A, | bis IV
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2.2.5 Optimierung

2.2.5.1 Methodik

Zur Optimierung der Netzlastvermeidung des virtuellen Netzlastkraftwerkes
wird eine Einzelwirtschaftlichkeitsbetrachtung herangezogen. Fur jede
Netzlastsituation (Fall A bis A+lV) werden funf Varionten der
Netzlastvermeidung von 0 bis 8 MW in 2 MW-Schritten untersucht. Nach
Abbildung 2-12 sind fur die Vermeidung vorgelagerter Netzlasten je
Netzsituation (Fall A bis A+IV) unterschiedliche Benutzungsdauern der
dezentralen Optionen, hier zur Ubersicht dargestellt von 0 bis 16 MW,
erforderlich. Dies ist durch die jeweils untferschiedliche Auspragung der
Netzspitzen der Fdlle begrandet.

Der Einsatz und die Auswahl der unterschiedlichen dezentralen Optionen
richfet sich dabei nach inren Kosten gemdaB Abbildung 2-11 im Sinne einer
Merit Order gemdB Abbildung 2-13. Far die geringeren Netzlastver-
meidungen unter 6 MW kommen aus wirtschaftlicher Sicht Lastabwurfe
(DSM) zum Ansatz. Erst bei hdheren Netzlastvermeidungen kommen KWK-
Anlagen (Speicher und Ruckkuhlung) als zusdtzlich durch das
Netzlastkraftwerk  akfivierte  Einheiten zur Anwendung. Fur die
Variantenuntersuchung wird davon ausgegangen, dass fur den
untersuchten Bereich von 0 bis 8 MW ausreichende KapazitGten von
Lastabwurf- und KWK-Potenzialen vorhanden sind. Die opftfimale
Netzlastvermeidung ist je Netzsituation die Variante mit der hdchsten
Einzelwirtschaftlichkeit. Die Variante mit der héchsten Einzelwirtschaftlichkeit
basiert dann auf einer opfimalen Inanspruchnahme dezentraler Opftionen,
wie in Abbildung 2-13 dargestellt.

FUr diese Variante sind dann die dezentralen Optionen zu akquirieren.

Seite 138 von 266



izesgﬁ

Institut fUr ZukunftsEnergieSysteme

6.000

5.000 ~

4.000 /
—Fall A
—Fall |
< 3.000 /

Fall Il
Fall 1l

G _an

0 5 10 15
vermiedene Leistung [MW]

2.000

1.000

Abbildung 2-12: Benufzungsdauer der Opftionen zur Leistungsvermeidung

600

500 -

400 -

300 -

200 -

Kosten dez. Optionen in € MWh

100 A

Inanspruchnahme in h/a

Lastabwurf 1 Lastabwurf 2 m KWK-Speicher
B KWK-RUckkihlung = Spitzenanlagen

Abbildung 2-13: Merit Order der dez. Optionen

Seite 139 von 266



izes.®

Institut fOr ZukunftsEnergieSysteme

2.2.5.2 Ergebnis der Varianten
Einzelwirtschaftlichkeiten

Die nachfolgende Tabelle 2-8 fassen die wesentlichen
energiewirtschaftlichen Zahlen, die wirtschaftlichen Ergebnisse des
Netzbeftreibers sowie der Akteure fur das DSM und die steuerbaren
dezentralen Einspeiser zusammen. Die Addition der Ergebnisse ergibt die
Einzelwirtschaftlichkeit innerhalb der  Systemgrenzen. Far  die
betriebswirtschaftlichen Ergebnisse der einzelnen Akteure sind insbesondere
die noch offenen und hier unterstellfen Verfahrensweisen zur Verteilung der
Vorteile aus der Laststeuerung maBgeblich.
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Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8
Fall A
Energiebilanz
Netzlast+Verluste (unbeeinflusst)
Entnahmeleistung einschl. Verluste Pmax (tmax) MW 39,3 39,3 39,3 39,3 39,3
Entnahmearbeit einschl. Verluste MWh 206.070 206.070 206.070 206.070 206.070
DSM, steuerbare dez. Erzeugung (Abschaltleistung)
max. beeinflusste Leistung (zeitungleich) MW 0,0 2,0 4,0 6,0 8,0
zusatzliche Netzeinspeisung Arbeit MWh 0 6 64 378 1.412
Benutzungsdauer der zeitungl. Héchstleistung h/a 0 0 16 63 176
dez. Einspeisungen (unbeeinflusst)
héchste Einspeiseleistung (zeitungleich) MW 27,0 27,0 27,0 27,0 27,0
Einspeisearbeit MWh 136.729 136.729 136.729 136.729 136.729
Vorgelagertes Netz
héchste Bezugsleistung (zeitungleich) MW 24,7 22,7 20,7 18,7 16,7
Bezugsarbeit MWh 72.556 72.550 72.492 72178 71.144
Rickspeisung ins vorgel. Netz
Rickspeisearbeit MWh 3.198 3.198 3.198 3.198 3.198
Netzbetreiber
Summe Netzbetreiber (Vollkosten) €/a 0 62.668 131.327 150.929 102.503
Demand Side Management, Steuerb. dez.Erzeugung
Summe DSM, steuerb. dez. Erzeugung €/a 0 1.740 3.521 15.304 42.007
Ergebnis Uber alle Gruppen ohne innere Leistungsverrechnung (ILV)
Einzelwirtschaftlichkeit €/a 0 64.408 134.847 166.233 144.510
Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8
Fall |
Energiebilanz
Netzlast+Verluste (unbeeinflusst)
Entnahmeleistung einschl. Verluste Prax (tmax) MW 45,7 45,7 45,7 457 45,7
Entnahmearbeit einschl. Verluste MWh 241.959 241.959 241.959 241.959 241.959
DSM, steuerbare dez. Erzeugung (Abschaltleistung)
max. beeinflusste Leistung (zeitungleich) MW 0,0 2,0 4,0 6,0 8,0
zusatzliche Netzeinspeisung Arbeit MWh 0 11 94 405 1.326
Benutzungsdauer der zeitungl. Héchstleistung h/a 0 0 24 68 166
dez. Einspeisungen (unbeeinflusst)
hdchste Einspeiseleistung (zeitungleich) MW 27,0 27,0 27,0 27,0 27,0
Einspeisearbeit MWh 136.729 136.729 136.729 136.729 136.729
Vorgelagertes Netz
héchste Bezugsleistung (zeitungleich) MW 30,0 28,0 26,0 24,0 22,0
Bezugsarbeit MWh 105.461 105.451 105.367 105.056 104.135
Rickspeisung ins vorgel. Netz
Rickspeisearbeit MWh 231 231 231 231 231
Netzbetreiber
Summe Netzbetreiber (Vollkosten) €/a 0 89.685 183.839 241.495 198.899
Demand Side Management, Steuerb. dez.Erzeugung
Summe DSM, steuerb. dez. Erzeugung €/a 0 1.790 3.947 12.808 39.065
Ergebnis Uber alle Gruppen ohne innere Leistungsverrechnung (ILV)
Einzelwirtschaftlichkeit €/a 0 91.475 187.786 254.303 237.964
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Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8
Fall ll
Energiebilanz

Netzlast+Verluste (unbeeinflusst)

Entnahmeleistung einschl. Verluste Pmax (tmax) MW 54,1 54,1 54,1 54,1 54,1

Entnahmearbeit einschl. Verluste MWh 318.861 318.861 318.861 318.861 318.861
DSM, steuerbare dez. Erzeugung (Abschaltleistung)

max. beeinflusste Leistung (zeitungleich) MwW 0,0 2,0 4,0 6,0 8,0

zusatzliche Netzeinspeisung Arbeit MWh 0 10 79 422 1.462

Benutzungsdauer der zeitungl. Héchstleistung h/a 0 0 20 70 183
dez. Einspeisungen (unbeeinflusst)

héchste Einspeiseleistung (zeitungleich) MW 27,0 27,0 27,0 27,0 27,0

Einspeisearbeit MWh 136.729 136.729 136.729 136.729 136.729
Vorgelagertes Netz

héchste Bezugsleistung (zeitungleich) MW 37,9 35,9 33,9 31,9 29,9

Bezugsarbeit MWh 182.132 182.122 182.053 181.710 180.670
Rickspeisung ins vorgel. Netz

Rickspeisearbeit MWh 0 0 0 0 0

Netzbetreiber
Summe Netzbetreiber (Vollkosten) €/a 0 80.104 166.073 202.490 163.562

Demand Side Management, Steuerb. dez.Erzeugung

Summe DSM, steuerb. dez. Erzeugung €/a 0 1.810 3.592 15.544 43.681
Ergebnis Uber alle Gruppen ohne innere Leistungsverrechnung (ILV)

Einzelwirtschaftlichkeit €/a 0 81.914 169.664 218.034 207.243
Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8
Fall il

Energiebilanz
Netzlast+Verluste (unbeeinflusst)

Entnahmeleistung einschl. Verluste Pmax (tmax) MW 39,3 39,3 39,3 39,3 39,3

Entnahmearbeit einschl. Verluste MWh 207.825 207.825 207.825 207.825 207.825
DSM, steuerbare dez. Erzeugung (Abschaltleistung)

max. beeinflusste Leistung (zeitungleich) MW 0,0 2,0 4,0 6,0 8,0

zusétzliche Netzeinspeisung Arbeit MWh 0 10 79 422 1.462

Benutzungsdauer der zeitungl. Héchstleistung h/a 0 0 20 70 183
dez. Einspeisungen (unbeeinflusst)

héchste Einspeiseleistung (zeitungleich) MW 27,0 27,0 27,0 27,0 27,0

Einspeisearbeit MWh 136.729 136.729 136.729 136.729 136.729
Vorgelagertes Netz

hdchste Bezugsleistung (zeitungleich) MW 24,7 22,7 20,7 18,7 16,7

Bezugsarbeit MWh 182.132 182.122 182.053 181.710 180.670
Riickspeisung ins vorgel. Netz

Riickspeisearbeit MWh 3.194 3.194 3.194 3.194 3.194

Netzbetreiber
Summe Netzbetreiber (Vollkosten) €/a 0 89.890 157.052 167.607 84.622

Demand Side Management, Steuerb. dez.Erzeugung

Summe DSM, steuerb. dez. Erzeugung €/a 0 1.740 3.911 17.848 52.544
Ergebnis uber alle Gruppen ohne innere Leistungsverrechnung (ILV)
Einzelwirtschaftlichkeit €/a 0 91.630 160.963 185.455 137.166
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Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8

Fall IV
Energiebilanz
Netzlast+Verluste (unbeeinflusst)

Entnahmeleistung einschl. Verluste Ppmay (tmax) MW 39,3 39,3 39,3 39,3 39,3

Entnahmearbeit einschl. Verluste MWh 206.091 206.091 206.091 206.091 206.091
DSM, steuerbare dez. Erzeugung (Abschaltleistung)

max. beeinflusste Leistung (zeitungleich) MW 0,0 2,0 4,0 6,0 8,0

zusatzliche Netzeinspeisung Arbeit MWh 0 18 117 613 2.055

Benutzungsdauer der zeitungl. Héchstleistung h/a 0 0 29 102 257
dez. Einspeisungen (unbeeinflusst)

hdchste Einspeiseleistung (zeitungleich) MW 38,1 32,1 32,1 32,1 32,1

Einspeisearbeit MWh 178.411 178.411 178.411 178.411 178.411
Vorgelagertes Netz

hdchste Bezugsleistung (zeitungleich) MW 18,4 16,4 14,4 12,4 10,4

Bezugsarbeit MWh 39.205 39.187 39.088 38.592 37.150
Rickspeisung ins vorgel. Netz

Ruickspeisearbeit MWh 11.525 11.525 11.525 11.525 11.525

Netzbetreiber
Summe Netzbetreiber (Vollkosten) €/a 0 53.060 121.317 125.524 105.364

Demand Side Management, Steuerb. dez.Erzeugung

Summe DSM, steuerb. dez. Erzeugung €/a 0 1.830 5.367 22.360 45.201
Ergebnis Uber alle Gruppen ohne innere Leistungsverrechnung (ILV)
Einzelwirtschaftlichkeit €/a 0 54.890 126.684 147.884 150.564

Tabelle 2-8: Ergebnisse der Einzelwirtschaftlichkeitsberechnungen Fdlle A, |
bis IV

Zusammenfassung

Ergebnisse aus der Einzelwirtschaftlichkeitsrechnung zeigen in Abbildung
2-14, dass mit zunehmender Optimierungstiefe zundchst auch die
Einzelwirtschaftlichkeit innerhallb der Systemgrenzen zunimmt. Durch den
progressiven Kostenanstieg bei der zunehmenden Akquirierung der
dezentralen Optionen wird ein Optimum erreicht. Bei den Fdllen A bis A-lll
ist die Einzelwirtschaftlichkeit bei rd. 6 MW am gréBten. Mit den hier
unterstellten Annahmen hinsichtlich der Kostenzusammenhdnge beim
Netzbetreiber und der anderen Akteuren ist eine weitere Erndhung der
Vermeidungsleistung wirtschaftlich nicht sinnvoll. In der Variante IV wird das
Optimum erst oberhalb von 8 MW Abschaltleistung bzw. beeinflusster
Einspeiseleistung erreicht. Der abflachende Kurvenverlauf zeigt jedoch,
dass eine weitere Verbesserung der Einzelwirtschaftlichkeit bei einer
Erhéhung der Optimierungstiefe kaum erreicht werden kann.
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Abbildung 2-14: Einzelwirtschaftlichkeiten der untersuchten Fdlle

2.2.6 Verallgemeinerung der Ergebnisse

Mit dem virtuellen Netzlastkraftwerk wird eine Optimierung der lokalen bzw.
regionalen Stromverteilung durchgefuhrt. Neben dem Verteilnetzbetreiber
sind auf der Erzeugungs- und Nachfrageseite andere Akteure bei der
Optimierung einzubeziehen. Fur die Optimierung werden die Kosten und
Erlbse innerhalb der Systemgrenzen betrachtet, die neben der
kalkulatorischen Gewinn- und Verlustrechnung des Netzbetreibers gemdal
StromNEV auch die durch die Steuerung induzierten Kosten und Erlése der
dezentralen Erzeuger und Kunden mit steuerbaren Lasten umfasst.

Bei den steuerbaren dezentralen Erzeugern sind dies die Erfassung der
Kosten- und Erlésauswirkungen durch die Steuerung mit den zusdtzlichen
vermiedenen Netzentgelten durch die verdnderte Fahrweise, die Kosten fur
Teilnohme an der Steuerbarkeit (Empfang der Anforderung, Start der
Anlagen efc.), die Mehrkosten fur Erzeugung auf Anforderung des
Netzbetreibers (Verlagerungskosten, Mehreinsatz) sowie die Kosten fur eine
planbare, nachhaltig Verfugbarkeit der dezentralen Optionen.

Bei den Kunden mit steuerbaren Entnahmen und Eigenerzeugung (DSM)
durch untferbrechbare Produkfion oder Eigenerzeugungsanlagen erfolgt
die Erfassung der Kosten- und Erlbsauswirkungen durch die Kosten fur
Teilnahme an der Steuerbarkeit (Empfang der Anforderung, Start der
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Erzeugungsanlagen, Abschaltung der Produkfionsanlagen etc.), den
Mehrkosten fur Erzeugung auf Anforderung des Netzbetreibers
(Verlagerungskosten, Mehreinsatz) sowie Kosten far die
Organisationsumstellung der Produktionsabl&ufe hinsichtlich
Unterbrechbarkeit, Kosten fur Unterbrechung (Wiedererwdrmung etc.).

Far die Rechnung werden Eckpunkte vorgegeben. So wird in der
Optimierung nur eine Netzebene betrachtet. Es wird vorausgesetzt, dass
durch die Kostenwdlzung die Auswirkungen auf die nachgelagerten
Ebenen sowie durch die Kosten der vorgelagerten Ebene einschlieBlich der
vermiedenen Netzentgelte die Auswirkungen auf die vorgelagerten
Ebenen richtige Signale gesetzt werden.

In der Rechnung wurde bei der Netzausbauplanung auf die Erstellung
konkreter AusbaumaBnahmen verzichtet. Der Netzausbau erfolgt ohne
Ansafz  von  Sprunginvestitionen  durch  einen  konfinuierlichen,
leistungsabhdngigen Ausbau. In der Readlitdt erfordert nicht jede
Leistungserhndhung einen Netzausbau. Erreicht jedoch die Netzauslastung
die Kapazitatsgrenze, ist i.d.R. eine sprunghafte Netzerweiterung
notwendig. Diese sprunghafte Entwicklung der Kosten hat naturlich groBe
Auswirkungen auf die Optimierung im konkreten Fall. Die generelle Angabe
einer konkreten Optimierungstiefe ist somit nur fur den Einzelfall méglich.
Grundsatzlich dndert dies jedoch nichts an dem Ergebnis der Rechnung,
dass die einzelwirtschaftliche Betrachtung als Ergebnis eine optimale
Gestaltung idenfifiziert.

Die Analyse zeigt, dass es wesentliche Hemmnisse bei der Umsetzung der
Optimierung gibt.

Diese beftreffen die Anerkennung der Kosten bei der Ermittflung der
Netzpreise bzw. der Erldsobergrenzen, die zeitnahe Erfassung der Kosten
und deren Umsefzung in Erldse, die Moglichkeiten der Anreizsetzung fur
Standortwanhl und netzopftimierter Fahrweise, angemessene
Vergutungsregeln fur die kurzfristige Abschaltung, Ausgleichsmechanismen
fur den Abgleich der wirtschaftlichen Auswirkungen der Optimierung bei
den einzelnen Akteuren und den eigenen betriebswirtschaftlichen
Renditeerwartungen. Weiterhin ist die Problematik der Verschiebung
zwischen nicht-beeinflussoaren Kosten auf der einen Seite und
beeinflussbaren bzw. vorubergehend nicht-beeinflussbaren Kosten auf der
anderen Seite hinsichtlich Effizienzermitflung und der Absenkung der
Erlbsobergrenzen in der ARegV ausgeblendet.

In dieser Berechnung sind deshalb im Vorgriff auf den zu gestaltenden
Regulierungsrahmen einige Rahmenbedingungen gesetzt. Die
Wesentlichen sind die zeitnahe Anerkennung der vermiedenen
Netzentgelte mit einer Gleichbehandlung von dezentralen Einspeisungen
und abgeschalteten und weggefahrenen Entnahmen (,Negawatt™), die
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Anerkennung vermiedener Netfzausbaukosten in hinreichender Hohe zur
Finanzierung der ErschlieBung der dezentralen Optionen.

Das Setzen der richtigen Signale fur die Optimierung ist unverzichtbar. Nur
mit der Umsetzung dieser Regelungen im Regulierungsrahmen fuhrt die
ErschlieBung dezentraler Optionen zu einer Optimierung, die aufgrund
wirtschaftlicher Anreize bei den Akteuren die Chance einer Umsetzung hat.
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Erlbse und Kosten der dez. Optionen innerhalb der Systemgrenzen, Variante
A:

Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8

Demand Side Management, Steuerb. dez.Erzeugung
Gruppe der Kunden mit Lastabwurf und steuerbarer Eigenerzeugung

Erlése Lastabschaltung / Eigenerzeuger €/a 0 8.250 14.053 61.620 169.333
Kosten der dezentralen Optionen €/a 0 -6.600 -11.242 -49.296 -135.466
Verpflichtung der nachhaltigen Verfligbarkeit €/a 0 90 710 2.980 8.140
Summe DSM, steuerb. dez. Erzeugung €/a 0 1.740 3.521 15.304 42.007

Erlbse und Kosten der dez. Optionen innerhalb der Systemgrenzen, Variante
l:

Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8

Demand Side Management, Steuerb. dez.Erzeugung
Gruppe der Kunden mit Lastabwurf und steuerbarer Eigenerzeugung

Erlése Lastabschaltung / Eigenerzeuger €/a 0 8.250 15.583 51.740 157.476
Kosten der dezentralen Optionen €/a 0 -6.600 -12.466 -41.392 -125.980
Verpflichtung der nachhaltigen Verfiugbarkeit €/a 0 140 830 2.460 7.570
Summe DSM, steuerb. dez. Erzeugung €/a 0 1.790 3.947 12.808 39.065

Erlbse und Kosten der dez. Optionen innerhalb der Systemgrenzen, Variante
Il

Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8

Demand Side Management, Steuerb. dez.Erzeugung
Gruppe der Kunden mit Lastabwurf und steuerbarer Eigenerzeugung

Erlése Lastabschaltung / Eigenerzeuger €/a 0 8.250 14.308 62.570 178.504
Kosten der dezentralen Optionen €/a 0 -6.600 -11.446 -50.056 -142.803
Verpflichtung der nachhaltigen Verfligbarkeit €/a 0 160 730 3.030 7.980
Summe DSM, steuerb. dez. Erzeugung €/a 0 1.810 3.592 15.544 43.681

Erlbse und Kosten der dez. Optionen innerhalb der Systemgrenzen, Variante
[l

Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8

Demand Side Management, Steuerb. dez.Erzeugung
Gruppe der Kunden mit Lastabwurf und steuerbarer Eigenerzeugung

Erlése Lastabschaltung / Eigenerzeuger €/a 0 8.250 15.455 71.690 212.621
Kosten der dezentralen Optionen €/a 0 -6.600 -12.364 -57.352 -170.097
Verpflichtung der nachhaltigen Verfligbarkeit €/a 0 90 820 3.510 10.020
Summe DSM, steuerb. dez. Erzeugung €/a 0 1.740 3.911 17.848 52.544

Erlbse und Kosten der dez. Optionen innerhalb der Systemgrenzen, Variante
V:

Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0 2 4 6 8

Demand Side Management, Steuerb. dez.Erzeugung
Gruppe der Kunden mit Lastabwurf und steuerbarer Eigenerzeugung

Erlése Lastabschaltung / Eigenerzeuger €/a 0 8.250 20.683 89.550 174.403
Kosten der dezentralen Optionen €/a 0 -6.600 -16.546 -71.640 -139.522
Verpflichtung der nachhaltigen Verfligbarkeit €/a 0 180 1.230 4.450 10.320
Summe DSM, steuerb. dez. Erzeugung €/a 0 1.830 5.367 22.360 45.201

Tabelle 2-9: Ubersicht Uber Erldse und Kosten der dez. Optionen Varianten
A, | bis IV
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2.3 Fazit

Ziel dieses Kapitels war es, die Zielsetzung des ,Akfiven Netfzbetreibers™
darzustellen und das ursprunglich fechnische Konzept auch ékonomisch zu
operationalisieren. Dies bildet die Grundlage far die nachfolgende
Regulierungsdiskussion.

Die umfangreiche Literatur zu den fechnisch-okonomischen Auswirkungen
dezentraler Optionen haben wir dazu in 4 Kostenszenarien verdichtet:

1) Netzkosten ohne DE

2) Im Vergleich zu den Netzkosten ohne DE kbnnen dezentrale
Optionen eine Reihe von Zusatzkosten im Netz verursachen, u.a.
Netzerweiterungskosten.

3) Diese zusdtzlichen Kosten kénnen vom Netzbetreiber allerdings
zumindest teilweise beeinflusst werden, d.h. die Zusatzkosten kbénnen
reduziert werden.

4) In einigen Fdllen ist es darUber hinaus maoglich, nicht nur die
netzseitigen Zusatzkosten von DE zu reduzieren, sondern mit DE auch
Netzkosten, die ohne DE angefallen wdren, zu reduzieren oder zu
vermeiden.

Diese Kategorisierung bildet die Grundlage fur die Unterscheidung der
Netzbetreiber in vier Typen, die die jeweilige dkonomische Rationalitat und
prinzipielle Haltung der Netzbetreiber gegenuber dezentralen Optionen
beschreiben. Das technische Konzept des aktiven Netzsnanagements wird
damit ergdnzt durch ékonomisch-organisatorisch ausgerichtete Leitbilder.

1) der Passive Netzbetreiber
2) der Neutrale Dienstleister
3) der Aktive Netzbetreiber

4) der Systemoptimierer

Die Typen 2, 3 und 4 zeichnen sich alle dadurch aus, dass sie das exogen
vorgegebene DE-Volumen bereitwillig akzeptieren und ohne Behinderung
an ihr Netz anschlieBen. Allerdings unterscheiden sie sich in dem
MaBnahmenportfolio, das sie dafur nutzen. Wdhrend der neutrale
Dienstleister vor allem fur einen reibungslosen und effiziienten Netzanschluss
sorgt, werden die Anlagen vom aktiven Netzbeftreiber daruber hinaus auch
in den Netzbetrieb integriert, zum Beispiel durch technische Konzepte des
aktiven Netzsnanagements.

Der vierte Typ, der ,Systemoptimierer®, baut auf dem dritten Typ auf und
versucht wie dieser, die exogen vorgegebenen Anlagen effizient in sein
Netz zu integrieren. Darlber hinaus ist es aber auch sein Ziel, den
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netzseitigen Wert dieser Anlagen zu erhdhen und netzseitige Probleme mit
ihnen zu l6sen. Dazu ist dieser VNB aktiv bemuht, weitere dezentrale
Optionen in seinem Netzgebiet zu erschlieBen, die aus Netzsicht vorteilhaft
sind und die in einzelnen Fdllen sogar Netzinvestitionen ersetzen kdnnen.
Der Systemoptimierer verhdlt sich so, wie es in §14,2 EnWG vorgesehen ist.

Ein zentrales Kennzeichen des Systemoptimierers ist es, dass er DE nicht nur
kostengunstig in sein Netfz integriert, sondern dass er DE auch als eine
Option zur L&ésung netzseitiger Probleme betfrachtet. Dadurch wird die
Systemgrenze der Handlungsoptionen des Netzbetreibers ausgeweitet. Der
VNB soll verschiedene Optionen innerhalbb und auBerhallbb des Netzes auf
der gleichen Grundlage vergleichen. Wir verwenden daflr den Begriff der
einzelwirtschaftichen Optimierung. Um es dem Netzbetreiber zu
ermdglichen, seine AkfivitGten entsprechend auszurichten, muss die
betriebswirtschaftliche  Perspektive mit  der  einzelwirtschaftlichen
Perspektive zur Deckung gebracht werden - insbesondere durch den
regulatorischen Rahmen, den wir im Kapitel 4 beleuchten.

Der zweite Teil dieses Kapitels dientfe dazu, die allgemeine Beschreibung
der Netzbetreibertypen weiter zu konkretisieren und mit Beispielen zu
illustrieren, die auch quantitativ unterlegt sind. Dabei wurden insbbesondere
die einzelwirtschaftliche Perspektive und die damit verbundene Ausweitung
der Systemgrenze methodisch weiter ausgearbeitet und praktisch
angewandt. Als Grundlage fur die Rechenbeispiele dienten aktuelle
Fragestellungen zum Netzbetrieb der Stadtwerke Schwdabisch Hall.

Wir haben uns dabei in der quantitativen Analyse auf den Systemoptimierer
konzentriert. Fur die Praxis ist dieser Fall zumindest kurzfristig voraussichtlich
weniger relevant als der Typ des Aktiven Netzbeftreibers. Die Fokussierung
auf den Systemoptimierer liegt jedoch darin begrindet, dass dieser Typ am
starksten von der bisherigen Praxis abweicht — und das, obwohl er mit dem
§14,2 EnWG bereits rechtlich verankert ist. Im Falle des Systemoptimierers
wird die Systemgrenze am deutlichsten Uber das Netz hinaus auf dezentrale
Optionen ausgeweitet. Dezentrale Optionen werden dozu genutzt,
Netzprobleme zu I6sen, zu denen sie nicht selbst beigetragen haben.
Folglich werden die einzelwirtschaftliche Optimierung, so wie wir sie hier
vorgeschlagen haben, und die damit verbundenen Herausforderungen bei
diesem Netzbetreibertyp am besten greifbar.

Aber auch beim ,Aktiven Netzbetreiber® wird diese methodische
Herangehensweise dann relevant, wenn er zur Infegration dezentraler
Optionen nicht mehr die Option des Netzausbaus nutzt, sondern auch auf
MaBnahmen im Netzbetrieb zurlckgreift, einschlieBlich der Steuerung der
dezentralen Optionen.

Bei der einzelwirtschaftlichen Betrachtung und insbesondere der
Kostenbestimmung haben sich  auch zahlreiche regulatorische
Detailprobleme  gezeigt, die einer Implementierung des §14/2
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entgegenstehen. In der vorliegenden Berechnung sind deshalb im Vorgriff
auf den zu gestaltenden Regulierungsrahmen einige Rahmenbedingungen
gesetzt, die dazu fuhren, dass einzelwirtschaftlich positive Ldsungen sich
auch fur den Netzbeftreiber beftriebswirtschaftlich auszahlen. Den
Regulierungsrahmen werden wir in Kapitel 4 im Detail diskutieren.
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3 Modellierung eines regionalen dezentralen
Energiesystems

Die Simulation eines Stadtwerks hat zum Ziel, die Auswirkungen der einzel-
wirtschaftlichen Betrachtung moglichst real abzubilden. Entsprechend
wurde die Simulation hinsichtlich der Frage ausgerichtet: Wie wurde ein
aktiver Netzbetreiber das Netz ausgestalten und die Lasten steuern? Dabei
soll untersucht werden, welche MaBnahmen inwieweit zu realisieren sind
und welche Vorteile der Netzbetreiber dadurch erlangt.

Zur Beantwortung dieser Frage muss ein Netzbetreiber nach dem einzel-
wirtschaftlichen Kalkul enftscheiden, was sich in der Merit Order abbildet.
Die Einzelwirtschaftlichkeit wurde bereits im vorangehenden Kapitel
theoretisch untersucht und soll hier nun mittels einer Simulationssoftware am
Beispiel einer konkreten Situation eines Verteilnetzbetreibers (Stadtwerke
Schwdbisch-Hall) eingehender betrachtet werden, wobei die Aktfion sowie
Interaktion der Akteure starker zum Tragen kommt,

Die Optimierung wurde zundchst nur unfer tfechnischen Prdmissen
vorgenommen, wobei die Merit Order aus dem Kapitel 2 groBteils
ubernommen worden ist. In einem zweiten Schritt wurde dann die
Opftimierung unter Zugrundelegung der von BET entwickelten
einzelwirtschaftlichen Methode vorgenommen.

3.1 Implementierung einer Modellsimulation

3.1.1 Basisversion - das Simulationsprogramm SimREN

Das Programm SimREN dient der dynamischen Simulation von Energiever-
sorgungssystemen und wurde von isusi (isusi SIMREN) mit Hilfe der Simula-
fionsumgebung Extend V 6 enftwickelt.

Mit SimREN ké&nnen Energiebedarf und Verbrauch einer bestimmten Region
zeitlich aufgeldst berechnet werden, womit vollstGndige Energiebilanzen
und Lastverteilungen ermittelt werden kbdnnen. Bei der Definition der
Regionen bestehen weitgehende Freiheitsgrade.

Extend ist modular aufgebaut; es mussen alle zu simulierenden Vorgdnge in
einzelne voneinander getrennte Module unterteilt werden. Im Falle von
SIMREN sind solche Module zum Beispiel ein Photovoltaik-Block, eine
bestimme Windenergieanlage oder ein Verbraucher. Die zeitliche
Auflbsung der Simulation kann bis auf eine Minute genau sein. Die
Genauigkeit bemisst sich jedoch nach der Auflésung der Eingangsdaten,
wie z.B. Wetterdaten, Lastgdnge von Verbrauchern oder Kraftwerken.
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Normalerweise erstreckt sich die Simulation Uber den Zeitraum eines Jahres,
man kann allerdings auch einen kurzeren Zeitraum simulieren. Um eine
bessere rGumliche Auflésung zu gewdhrleisten, kann die zu simulierende
Region in bis zu 15 Subregionen aufgeteilt werden.

SIMREN setzt sich im Wesentlichen aus einem Energieversorgungssystem mit
Energieverbrauchern, -verteilung und den verschiedenen Energieanlagen,
wie zum Beispiel Photovoltaikanlagen, Windrddern, Biomassekraftwerken
oder allgemein KWK-Anlagen, zusammen. Neben diesen Bldcken, die direkt
mit der Energiebereifstellung zu tun haben, sind zusatzliche Blbcke far
Kontrollaufgaben erforderlich. So gibt es zum Beispiel einen Block, der eine
Nutzungsstrategie bei regelbaren Energieversorgern realisiert oder einen,
der die Speichernufzung steuert. Die einzelnen Bl6cke sind in
verschiedenen Bibliotheken gespeichert. Man kann also zum Beispiel
einzelne Blocke in anderen Simulationen wieder verwenden, wenn man die
entsprechende Modul-Bibliothek in die Simulation einbindet.

Aus Grinden der Ubersichtlichkeit sind viele dieser Bldcke in hierarchischen
Blbcken zu sinnvollen Gruppen zusammengefasst. Solche Gruppen sind
zum  Beispiel fluktuierende Energielieferanten oder verschiedene
Verbrauchergruppen. Auch die Unterteilung in 15 Subregionen, wie oben
angedeutet wurde, ist mit Hilfe von hierarchischen Blbcken oder so
genannten H-Blocks umgesetzt worden. Der Block ,Region™ ist 15mal in
SIMREN vorhanden. Die modulare Struktur hat den Vorteil, dass man sehr
flexibel ist, wenn man Blécke hinzuflUgen oder entfernen will,

Der in Abbildung 3-1 gezeigte Setup-Block enthdlt neben den regionalen
Blbcken auch den sog. Import-Export-Manager, der den Energieaustausch
zwischen den einzelnen Regionen ermbglicht,
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o000 SimRen2005 SalCat 070405

Setup Block SimREN

Start Simulation Run
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Abbildung 3-1: Setup-Block in SImREN

Im Folgenden wird der exemplarische Aufbau in Abbildung 3-2 kurz
erldutert, um die Struktur des SIimREN Modells zu verdeutlichen:

1) Fluctuating Energieforms: Dieser Block enthdlt verschieden
fluktuierende Energieerzeuger. Dementsprechend handelt es sich,
wie auch bei den Regionen, um einen hierarchischen Block. An den
Ausgangskonnektoren wird die Energieerzeugung der
unterschiedlichen, im Block beinhalteten Erzeugungstechnologien
ausgegeben.

2) Consumers: Auch dies ist ein hierarchischer Block. Im Inneren dieses
Blocks befinden sich die Energieverbraucher der Region.

3) Adjustable Energieforms: Dieser Block (ebenfalls hierarchisch) enthdlt
die regelbaren Energieerzeuger  sowie die Steuerlogik
(Energiemanager) fur den Kraftwerkspark innerhalb des Blocks.

4) Die rot umrandeten Texte sind die Schnittstellen  zur
Datenubertragung an die ndchst hbhere Ebene. In der Ansicht der
Regionen sind dies die mit ,Request®, ,Plot* und ,Surplus™
bezeichneten Konnektoren.

5) In diesem Block werden die Daten der Region zu einem Array
aufbereitet, der dann Uber den Konnektor ,Plot® an die ndchst
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hohere Ebene Ubertragen wird.
6) Datenplotter zur grafischen Ausgabe von Daten.

/) Diese schwarz umrandeten Texte sind sog. .benannte
Verbindungen®. Diese sind identisch zu direkten Verbindungen von
Blbcken (schwarze, dinne Linien in der Abbildung). Je nach Anzahl
der verwendeten Blocke und Konnektoren kann mit benannten
Verbindungen eine gréBere Ubersichtlichkeit hergestellt werden.

[44] Region 1.0

1

“Adjustable
Energyforms|
V2007

e ] R4

Abbildung 3-2: Beispiel fur die Grundstruktur einer Region

3.1.2 Weiterentwicklung SImREN

Ziel der Simulation ist es, die dynamischen Prozesse von Energieerzeugung
und -verbrauch einer Modellregion nachzubilden.

Die mittels Simulation erhaltenen Ergebnisse berlUcksichtigen dabei eine
Vielzahl an Nebenbedingungen, welche durch einfache
Berechnungsalgorithmen so nicht in ihrer Komplexitat h&atten abgebildet
werden kdnnen. Es wird dabei untersucht, welche Auswirkungen dezentrale
Optionen auf das Netzmanagement, die Netfzlast und die
Gesamtemissionen haben.
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Mit Hilfe von SImREN konnten die von den Stadtwerken Schwdbisch-Hall zur
Verfugung gestellten Daten zu Energieerzeugung und -verbrauch zeitlich
aufgeldst berechnet sowie Energiebilanzen und Lastverteilungen ermittelt
werden. Die Stadtwerke stellfen insbesondere Lastgang- und
Verbrauchsdaten (Strom, Gas, Fernwdrme) der Gewerbe- und
Industriekunden zur Verflgung.

Far die geplanten Anwendungen im Projekt OPTAN musste die Basisversion
ergdnzt bzw. weiterentwickelt werden. Hierzu wurde von IZES ein Lastenheft
erstellt und mit ISUSI abgestimmt.

Die von IZES formulierten Anforderungen betrafen vor allen Dingen
folgende Aspekte:

1. Abbildung des elektrischen Netzes

Die Netztopologie wird nicht explizit physikalisch-technisch abgebildet,
sondern dient lediglich dazu, energiebilanziell Wirkstromverluste sowie
mogliche Netzengpdsse zu erfassen. Die Netze sind demnach als ,ohmsche
Stromleitungen™ programmiert  (Blindstrom wird vernachlassigt).
Transformatoren wurden mit Ubertragungsverlusten versehen.

Da die Einspeisung von elekirischem Strom tfeilweise auf der Kundenseite
erfolgt, wurden bidirektionale Leitungen und Transformatoren vorgesehen.

Die Aufteilung des Netzes orientiert sich an den verfugbaren Lastgdngen
der Verbraucher. Die Zuordnung zu den Schalthdusern fuhrt zu einer
sinnvollen rdumlichen Aufteilung des Netzes in 6 Netzzonen.
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Schalthaus ﬁ Schalthaus

| l
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| Einspeiser

Niederspannungsnetz

Einspeiser

Abbildung 3-3:  Netzstruktur im Simulationsmodell

2.

Demand Side Management (DSM) bei Verbrauchern

Da die einzelnen Verbraucher, insbesondere Industrie und Gewerbe, durch
Lastgdnge reprasentiert sind, wurde ein Modul programmiert, das eine
Modifikation der Lastgdnge ermdglicht.

Die Méglichkeiten des Einsatzes von Lastmanagement lassen sich wie folgt
gliedern (in Anlehnung an WindGuard 2007):

Anwendungen mit speicherndem Charakter: dabei werden
elektrische Anwendungen zeitversetzt in Betrieb genommen bzw.
auBer Betrieb gesetzt, um Lastspitzen und Lasttdler auszugleichen.
Hierbei handelt es sich um Anwendungen mit speichernden
Eigenschaften wie Kuhlhduser sowie Anwendungen mit Bedarf an
Druck oder kinefischer Energie, beispielsweise Kompressoren.

Zeitlich verschiebbare Anwendungen: Daruntfer sind Anwendungen
zu verstehen, deren Benutzung nicht zeitlich gebunden ist. Das
Pofenzial an verschiebbarer Leistung ist dementsprechend im
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Haushalt zu finden. Hierzu gehdren u.a. Waschen, Trocknen und
Geschirrspulen.

e Abschaltbare Anwendungen/verzichtbare Anwendungen: Hierbei
wird eine Anwendung bestimmter Leistung in ihrem Verbrauch
reduziert bzw. vom Netz genommen. Bei Inbefriebsetzung wird die
elektrische Leistung durch die Anwendung nicht nachgefordert, wie
es bei speichernden Anwendungen der Fall wdare. Beispiele wdaren
das Dimmen von Licht oder das Abschalten von Medien wie
Fernseher und Stereoanlage, staft sie im Stand-By-Beftrieb zu halten.

Betriebliches  Lastmanagement soll auch im  Rahmen  eines
Netfzlastmanagements eingesetzt werden. Daher sind die individuellen
DSM-MaBnahmen im Rahmen eines Ubergeordneten Netzlastmanagement
ansteuerbar auszulegen.

Die in einem gemeinsamen Gesprdch mit den Stadtwerken Schwdabisch-
Hall und BET herausgearbeiteten DSM-Potenziale sind in erster Linie
Anwendungen mit speicherndem Charakter (Kuhlleistungen) sowie
abschaltbare Anwendungen (Maschinen, Warmeprozesse, Beleuchtung).

Dezentrale DSM bezieht sich in der Simulation auf zwei Bereiche:
a) Gewerbe und Industrie

Insbesondere Lastmanagement und Stromeffizienz sind MaBnahmen, die
simuliert werden kdnnen. Hierzu werden die Lastgdnge der Unfernehmen
verandert.

) Haushalte und GHD

MaBnahmen im Bereich von Haushalts- oder GHD-Kunden kénnen lediglich
in Summe auf einen zonalen Gruppenlastgang bezogen verandert werden.
Diese quantitative Bewertung ist jedoch véllig ausreichend.

3. KWK-Anlagen

Dezentrale Einspeiser und Eigenerzeuger werden zur Simulation in drei
Gruppen eingeteilt:

Q) Bestandskraftwerke

Bestehende KWK-Anlagen und REN-Anlagen werden zundchst durch die
vorhan-denen Lastverlufe abgebildet. Erst in einer zweiten Stufe werden
diese Anlagen, sofern diese in ein ubergeordnetes Netzlastmanagement
einbezogen werden sollen, simuliert.

b) Neue KWK-Anlagen

Auf Grund der Voruntersuchungen konnte ein bedeutendes Potenzial im
Bereich der GroBkunden erkannt werden. Dieses Potenzial wird durch
direkte Simulation der etwa 16 Industrieanlagen abgebildet.
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c) Neue REN-Anlagen

Neue REN-Anlagen werden ebenfalls simuliert. Als Potenziale wurde von
den Stadtwerken lediglich PV genannt. Wind und Wasser haben derzeit
kein Repowering-Potenzial und Biogas soll tendenziell in das Erdgasnetz
eingespeist werden. Jedoch sind alle KWK-Anlagen Uber Bioerdgas
potenziell als REN-Anlagen konfigurierbar.

DarUber hinaus sind KWK-Anlagen in ein Stromlast-Management
eingebunden bzw. einzubinden, das  sowohl objektorientiert
(Industriebetrieb) als auch in ein Netzlastmanagement-System infegriert ist.
Die bei der Netzlastregulierung moglicherweise  entstehende
Uberschusswarme wurde hier nicht gesondert bertcksichtigt, d.h. sie wird in
der Simulation an die Umgebung abgegeben.

4, Virtuelles Netzlastkraftwerk

Die gréBte Herausforderung lag in der Programmierung eines Netzlast-
management-Moduls, das ein regionales Ubergeordnetes Netzlast-
management ermoglicht.

Die bisherigen Ansdfze mussten wegen des groBen Datenaufkommens
Uberarbeitet werden. Das Ergebnis ist nun eine schlanke Datenbank im
Hintergrund der Simulation. Mit ihrer Hilfe kébnnen wesentlich komplexere
VerknUpfungen realisiert werden, als es die bisherigen Ansdtze ermdoglicht
hatten.

Die Datenbank nimmt dabei alle notwendigen Daten der Erzeuger auf und
kann entsprechend den Vorgaben verschiedene Strategien zur
Lastoptimierung umsetzen. Dabei kénnen Energietrdger, MaBnahmen,
Einsatzkosten und Lasten einzeln wie auch in Kombination Bertcksichtigung
finden. Prognostizierte LastverlGufe sollen dafur Sorge ftragen, dass
vorgegebene maximale Bezugsmengen aus dem vorgelagerten Netz
moglichst nicht Uberschritten werden.

5. Reporting

Das vorhandene Reporting musste an die entsprechenden Bedurfnisse
angepasst werden. Dies betrifft vor allen Dingen die lokal aufgeldsten und
zusammengefassten Energiebilanzierungen. Aber auch neue ékonomische
Faktoren und statistische Betrachtungen sind dabei wichtig (Auswertung
der zur Verfugung gestellten virtuellen Leistung/Last).

AnschlieBend galt es, die Standard-Simulation von SIMREN um
verschiedene Reporting-Tools zu ergdnzen, welche im Verlauf der
Simulation die Stromerzeugungsmengen, Stromverbrduche, Bezlge aus
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dem vorgelagerten Netz sowie vermiedene Emissionen ermitteln und
dokumentieren.

All dies machte einen Umbau des SIMREN-Basismodells notwendig, wie in
Abbildung 3-4 zu sehen ist:

Lemmaeche

Time Spanfor this simulition e

Abbildung 3-4: Neukonzeptionierung von SimREN fur OPTAN

Neu hinzugekommen ist der sogenannte ,Global Array®, eine Datenbank,
die im  Hintergrund eine  Kommunikation  aller  steuerbaren
Erzeuger/LastabschaltmaBnahmen Uber alle hierarchischen Ebenen
hinweg ermoglicht. Somit konnten komplizierte Datendurchschleusungen
zwischen den Ebenen weitestgehend entfallen und auch die Simulation
selbst beschleunigt werden.

Reporting-Werkzeuge und Steuerung wurden nicht nur vom Aussehen,
sondern auch inhaltlich vollstndig Uberarbeitet (rechte Seite der
Abbildung).

Auch die Regionen haben sich gedndert, wie Abbildung 3-5 zeigt:
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Abbildung 3-5: Ansicht einer Region in OPTAN

Die fluktuierende Erzeugung (1, 2) wurde entsprechend ihrer jeweiligen
Netzeinspeisung in NS (1)- und MS (2)-Ebene aufgeteilt. Diejenigen Erzeuger,
die auf NS-Ebene einspeisen, wurden direkt mit dem lokalen Bedarf auf der
NS-Ebene verrechnet (3). Unterschieden wurde fernerhin zwischen Industrie
(4) und Stadtwerken (5), was die Erzeugung betrifft, um zu einer besseren
Ubersicht zu gelangen. Der Bedarf der nicht gemessenen Verbraucher (3)
abzuglich der lokalen Einspeisung durch Einspeiser in die NS-Ebene (1)
wurde dann mit dem Bedarf der Industrie addiert. Dieser Gesamtbedarf
wiederum wurde um die lokale Erzeugung auf MS-Ebene (2 + 5) reduziert.
Die hierdurch entstandene Einspeisung bzw. der hier ermittelte Restbbedarf
wird aus der Region uber die Schnittstellen (rot gerahmte Textbausteine) an
die Reporting-Tools Ubergeben. Neben Bedarf bzw. Einspeisung werden
auch andere Werte derzeit noch mittels Datenkomprimierung (6)
zusammengefasst und ebenfalls an die Reporting-Tools ubertragen.

Interessant ist auch die hierarchische Ebene der Industrie (4 oben). In ihr
sind die gemessenen Verbraucher zusammengefasst. Dabei wird unterteilt
in diejenigen, die KWK- oder DSM-MaBnahmen anbieten kdnnten und
solche, die nur Stromnachfrager sind. Abbildung 3-6 zeigt einen Ausschnitt
aus einer solchen Industrieebene:
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Abbildung 3-6: Ausschnitt aus der hierarchischen Ebene ,Industrie®
in OPTAN

(1) fasst den Strombedarf der gemessenen Stromendkunden zusammen.
Die Industriebetriebe unter (2) enthalten dagegen Potenziale fur KWK- und
DSM-MaBnahmen. Die in den jeweiligen Betrieben bestehende Erzeugung
wie auch ein moglicher Restbedarf werden uber Schnittstellen aus den
Modulen ausgeschleust und die Werte nach Strombedarf, Stromerzeugung,
Wdarmeerzeugung, Brennstoffverbrauch und Emissionen (CO2 und NO,)
aufsummiert (3) und an die ndchst hdhere Ebene Ubertragen. Bei den
ausgeschleusten Werten handelt es sich immer um Vs-h-Werte, die in der
spdateren Auswertung zu 1-h-Werten zusammengefasst werden.

Die hierarchische Ebene ,Betrieb™ setzt sich aus dem in 2006 gemessenen
Strombezug als Lastgang in Ya-h-Werten (1), dezentralen MaBnahmen (ein
oder mehreren KWK (3)- und DSM (2)-MaBnahmen), einer Trafostation sowie
mehreren Steuerungs- und Ubertragungs-Modulen (4) zusammen.
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Abbildung 3-7: Ansicht einer hierarchischen Ebene ,Betrieb™

Das Ansteuern der dezentralen MaBnahmen erfolgt uber ,Global Array®
(kleiner Globus vor 2 und 3). Die jeweilige dezentrale MaBnahme wiederum
enthdlt Daten zu Zeitfenstern, Mindestlasten und Min- und Max-Laufzeiten
(dies gilt insbesondere fur KWK) zu denen sie akfiviert werden kann sowie
Einstellm&glichkeiten zum Umgang mit dem vom ,Global Array®
gesendeten Wert. Die sich daraus wdhrend der Simulation ergebende
anliegende Stromleistung sowie die freie Kapazitdt und der
Brennstoffverbrauch werden in jedem Simulationsschritt zusammengefasst
und via ,Global Array™ an das zentrale Lastrmnanagement Ubergeben.

Aus all diesen Daten sowie den Vorgaben zum Lastverhalten schaltet die
zentrale Steuerung die verschiedenen MaBnahmen wdhrend der
Simulation.

3.1.3 Lastmanagement

In Kapitel 2.2 wurden die Methoden zur Optimierung eines aktiven
Netzbetriebes formuliert. Kern dieser Optimierung ist die Integration der
Kundenanlagen in ein Netzlastmanagement. Nach einem Merit Order-
Prinzip gemdaB Kapitel 2.2.5 kbnnen dann Anlagen an der Optimierung
beteiligt werden.

Deshalb wurde in der Simulation ein Netzlastrnanagement-Modul
programmiert, mit dessen Hilfe die Reihenfolge der vorhandenen Anlagen,
die an dem Netfzlastmanagement teilnehmen, also KWK, Notstrom,
regelbare EE-Aggregate und DSM-MaBnahmen, angesteuert werden
kdénnen.
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Als Strategie wurde folgende Reihenfolge bestimmt: KWK (GuD und Gas-
BHKWs, Pflanzendl-BHKW und Industrie-KWK) gefolgt von Lastabwurf-
Optionen und Notstrom.

DarUber hinaus gibt es die Stromerzeugung durch EEG-Anlagen (hier das
Pflanzendl-BHKW). Es dient der Grundversorgung des Warmenetzes und ist
deshalb schon ganzjdhrig in Betrieb. Da dies jedoch nicht unter Volllast ist,
bleibt noch ein kleiner Spielraum fur die Steuerung. Dieses Potenzial ist
jedoch im Vergleich zu anderen Optionen zumeist geringer, daher werden
zur Begrenzung der Schalthdufigkeit (die sich kostenmdBig erheblich auf
die Einzelwirtschaftlichkeit auswirken kann) zundchst groBere Potenziale wie
GuD und Gasturbinen vorgezogen. Dabei darf aber nicht vergessen
werden, dass die EEG-Umlage von den Strommendabnehmern bezahlt und
zusatzliche Netzausbaukosten in diesem speziellen Fall nicht zu erwarten
sind, was im Pflanzendl-Kraftwerk auch zusatzliche wirtschaftliche Anreize
zur Steuerung birgt. In der Merit Order sollten daher EEG-Anlagen also ganz
vorn liegen, kbdnnten hier aber in Grenzsituationen aufgrund des
fallspezifischen geringen Potenzials das Ergebnis negativ beeintrachtigen!?.

Die Industrie-BHKW sind meist sowieso schon fur die Eigenversorgung in
Betrieb, was sie aus ¢konomischer Sicht zum Abfahren kurzfristiger und
zeitlich begrenzter Lastschwankungen hoéchst interessant macht. So ist die
Reaktionszeit schneller als beim Kaltstart, zum anderen kd&nnen auch
kUrzere Zeiten, als die fur einen wirtschaftlichen Betrieb in der Simulation
vorgesehenen 4 Stunden Mindestbetriebszeit (bei Kaltstart), wirtschaftlich
realisiert werden. Bei gestuften BHKW-Anlagen muss die Akfivierung einer
weiteren Stufe aus wirtschaftlichen Erwdgungen eine Mindestlaufzeit
enthalten.

Gleiches gilt fur das GuD, welches Uber einen sehr hohen Nutzungsgrad
verfugt. Als wirtschaftliche Anlage mit einer im Bezug auf die ubrigen
dezenftralen Erzeuger sehr hohen elektrischen Erzeugungskapazitdt ist auch
hier eine gewisse Grundlast wie beim Pflanzendl-BHKW unterstellt worden.
FUr das GuD liegt sie bei etwas uber 5,4 MWe. Sofern die ursprungliche Last
daruber hinaus geht, wird dieser Wert verwendet. Die Differenz zu Nennlast
steht der Steuerung zur Verfugung.

BET hat errechnet, dass Lastabwurf von den dbrigen MaBnahmen die
gunstigste darstellt, wobei hier von groBen Leistungen im Megawatt-Bereich

19 Grundsdtzlich kann davon ausgegangen werden, dass die meisten EEG-Anlagen
aufgrund von Wirtschaftlichkeits- und RenditeUberlegungen versuchen werden, ihre
Vollbenutzungsstundenzahl — also die Betriebsstunden unter Volllast — zu maximieren.
Daher werden positive Schaltpotenziale eher selten der Fall sein, ganz im Gegensatz zu
negativen Schaltungen (Abschalten). Dieses Vorgehen ist aber bereits im EEG
grundlegend berucksichtigt, bietet aber ggf. noch Ausbaupotenzial unter dem
einzelwirtschaftlichen Aspekt.
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ausgegangen wird. In den nachfolgenden Unfersuchungen ist das
Abschaltpotenzial jedoch dadurch eingeschrdnkt, dass zum einen das
Potenzial selbst gering ausfallt und sich auf viele kleine Leistungen verteilt.
Weiterhin stehen die Potenziale vertraglich geregelt nur in bestimmten
Zeiten und dann nur fur wenige Minuten zur VerfUgung. Somit kommt die
Schaltung von Lastabwurf-DSM seltener in der Steuerung vor. Ein Vorziehen
dieser Option wie von BET ermittelt, wlrde in dieser konkreten Situation
durch die schiere Anzahl an Schaltungen von nur relativ kleinen Leistungen
zu hoéheren Kosten fUhren, weshalb diese Option letztendlich bei den
nachfolgenden Berechnungen in der Reihenfolge nach hinten gerutscht ist.

Da Nofstromaggregate gemdaB §4, Satz 2 der ,Verordnung zum Erlass von
Regelungen fur die Grundversorgung von Haushaltskunden und die
Ersatzversorgung im Energiebereich™ vom 26.10.06 nicht mehr als 15h je
Monat auBerhalb der eigentlichen Bestimmung betrieben werden durfen,
werden sie in der Reihenfolge ans Ende geschoben.

Weiterhin ~ kbnnen  unterschiedliche  Strategien  hinsichtlich  der
GréBenklassen gewdhlt werden. Sollen zundchst gréBere langlaufende
oder lieber kleine flexible und kurzlaufende Optionen geschaltet werden?
Langlaufende Aggregate - wie KWK-Anlagen - laufen, aus dem Stillstand
raus aktiviert, mindestens 4 Stunden. Da sie meist eine groBere Leistung als
Notstromaggregate (welche hier auch nur fur bestimmte Zeit zur VerfuUgung
stehen) oder Lastabschaltung (etwa 15 Minuten bis eine halbe Stunde)
haben, fUhren sie bei nur kurzen Spitzen zu Idngeren erheblichen
Absenkungen des externen Strombezugs bis hin zur Einspeisung. Bei bereits
aktiven Optionen, wo lediglich der Hub ausgenutzt wird, sind auch kurze
Schaltungen von 15 Minuten unterstellt worden.

Auch die Einspeisung in das vorgelagerte Netz kann begrenzt werden,
indem der Steuerung vorgegeben werden kann, dass bei Uberproduktion
die BHKW zuruckgefahren werden sollen bis hin zur Lastabschaltung. Diese
Funktion dient wdhrend der Simulation in erster Linie dazu, die Grenzen
auszureizen und moglichst viele MaBnahmen zu akfivieren. Ein Prognose-
Tool soll weiterhin dabei helfen, maodgliche Lastspitzen rechizeitig zu
erkennen und GegenmaBnahmen zu ergreifen. Hierbei werden die jetzige
und vorangegangene Last gegenubergestellt und eine mogliche
Entwicklung daraus abgeleitet.
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Abbildung 3-8: Menu der Lastmanagement-Steuerung

3.1.4 Steuerung dezentraler Optionen

Die Lastmanagement-Steuerung kann  ausgewiesene  Potenziale
entsprechend der jeweiligen Strategie verarbeiten. Um jedoch bei den
einzelnen dezentralen Standorten Verfugbarkeitspotenziale zu ermitteln,
galt es, separate Module fur den lokalen Einsatz zu entwickeln, welche
entsprechend der jeweiligen Nutzung freie Kapazitten signalisiert. In
diesen Modulen kann zum Einen ein Zeitfenster eingestellt werden, in dem
die MaBnahme akfivierbar ist und wenn einmal aktiviert, wie lang das
Aggregat mindestens laufen muss oder maximal laufen darf.

Das vorhandene Potenzial selbst wird bei KWK und Noftfstrom durch den
Erzeuger ausgegeben, bei DSM durch das Steuermodul selbst.
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3.2 Datenbereitstellung

Fur die spdtere Modellbildung wurde eine moglichst hohe rdumliche
Aufteilung des Netfzgebietes gewdhlt, um eventuell Effekte der
Netztopologie, wie z.B. Netzverluste oder Netzengpdsse, besser abbilden zu
kbnnen. AuBerdem ergibt sich so ein besseres Bild der Struktur von
Erzeugung und Verbrauch. Die Schalthduser als Netzknoten, die von den
Stadtwerken vermessen wurden, boten sich in diesem Zusammenhang als
geeignete Aufteilung in 6 Netzzonen an. Aus der gemessenen Last in den
Schalthdusern sowie den dort anhdngenden gemessenen Verbrauchern
und Erzeugern, konnte die Last der Ubrigen nicht gemessenen Verbraucher
ermittelt werden.

Die  Stadtwerke  Schwdabisch-Hall hatten zum  Zeitpunkt  der
Datenbereitstellung 159 gemessene Verbraucher und 39 Messstellen bei
Erzeugern. FUr all diese Messstellen wurden Ya-h-Werte aus dem Jahr 2006
(dies entspricht pro Messstelle 35.040 Datensatze, insgesamt somit rund 7
Millionen Werte) erfasst und via ,Character Separated Values®-Format an
das IZES Ubermittelt.

In einem ersten Schritft wurden diese Daten aufbereitet, um schlieBlich
hieraus RUckschlUsse auf KWK- und DSM-Potenziale ziehen zu kénnen.
HierfGr wurde beispielsweise auf Basis von Excel und Visual Basic ein
Programm geschrieben, welches die Lastgangdaten der Industriebetriebe
saisonal (Sommer, Winter) sowie auf Wochen- und Werktage aufgliedert
und dann Minimal-, Maximal- und Durchschniftswerte bildet. Hieraus
konnten verschiedene Charakteristika wie Bezugsspitzen und Grundlast
ermiftelt werden. Insgesamt ergab sich durch diese Visualisierung die
Moglichkeit einer Abschdtzung, inwiefern der gemessene Verbraucher sich
fur KWK- oder DSM-MaBnahmen eignen kbnnte.

Die beiden nachfolgenden Abbildungen stellen jeweils die Min-, Max- und
Durchschnittswerte fur einen Hotelbetrieb in Schwdbisch-Hall far Werktage
im Sommer sowie Wochenend- und Feiertage im Winter beispielhaft dar.
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Abbildung 3-9: durchschniftlicher Tageslastgang Strombezug eines
Hotelbetriebs in der Sommerzeit unter Angabe der in diesem Zeitraum
erfolgten Minimal- und Maximalwerte.
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Abbildung 3-10: durchschnittlicher Tageslastgang Strombezug eines
Hotelbetriebs fur Feiertage und Wochenende in der Winterzeit unter
Angabe der in diesem Zeitraum erfolgten Minimal- und Maximalwerte.

Zur Verdichtung des Datenmaterials wurden die 'a-h-Werte auf 1-h-Werte
aggregiert. Durch Bildung einer geordneten Dauerlinie werden der Verlauf
sowie Grund- und Spitzenlast fur das ganze Jahr deutlich sichtbar gemacht:
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Abbildung 3-11: Beispielhafte Darstellung einer Jahresdauerlinie eines
ausgewahlten Hotelbetriebs in Schwdabisch-Hall

Nach Ermittlung dieser Werte fur alle gemessenen Verbraucher wurde eine
Liste mit den jeweiligen Charakteristika erstellt und einer ersten
Einschdfzung, inwieweit sich ein Verbraucher fur KWK- oder DSM-
MaBnahmen eignen kbnnte. Hierbei war auch darauf zu achten, mit
welchen Energietrdgern die Verbraucher bisher beliefert wurden. So
wurden Fernwdrmekunden fur KWK ausgeschlossen. Dieser erste Entwurf
wurde fur eine detailliertere Untersuchung an BET Ubergeben, welches auf
Grundlage von branchentypischen Verbrauchszahlen den jeweiligen
Betrieben auf Basis des NACE-Code moglichst realistische Potenziale
zuordnete. Dabei sollten die Anlagen in erster Linie der
Wdrmebedarfsdeckung dienen, so dass in vielen Branchen die Aggregate
stromseitig deutlich unter der Stromgrundlast liegen. Es ergab sich somit
eine Liste, die ein Potenzial von rund 3.4 MWe und 4,8 MW, als mogliches
Potenzial darstellfe. Wegen des hohen Anteils an Mini-KWK-Anlagen und
unter Beachtung der damaligen Wirtschaftlichkeit solcher Anlagen, einigte
man sich darauf, nur Anlagen ab 30 kW als derzeit realisierbar und fur die
weiteren Berechnungen als interessant anzusehen.

Alle Ergebnisse wurden im Anschluss nochmals mit den Stadtwerken
hinsichtlich der Umsetzbarkeit diskutiert. Insbesondere bei DSM konnten die
Stadtwerke aus ihren bisherigen Vertriebserfahrungen schopfen und
theoretisches Abschalt-potenzial jeweils genauer spezifizieren. Letztendlich
ergab sich ein Potenzial von rund 830 kW, wobei groBe Produktionsanlagen
durch die Stadtwerke zum damaligen Zeitpunkt ausgeschlossen wurden.
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Neben KWK- und groBen EE-Anlagen gab es zum Zeitpunkt der
Datenernebung noch 191 private PV-Kleinstanlagen in Form von
Dachinstallationen sowie zwei Kleinst-Wasser-Anlagen in privater Hand.
Insgesamt besitzen diese eine installierte Leistung von knapp 2,6 MWe.
Auch hierfur musste eine Zuteilung nach den definierten Zonen erfolgen.
Sofern nicht direkt aus dem Netzplan ersichtlich, musste hier Uber die
zugehorige Adresse auf Kartfenmaterial zurickgegriffen werden.

FUr ein angedachtes Szenario eines zukunftig verstarkten Ausbaus von PV-
Anlagen wurden miftels GIS-Software (Geoinformationssystem) und
Google-Maps-Satelittenbild-Darstellung potenzielle Ddacher in der Stadt
Schwdbisch-Hall abgeschatzt.

Vi

Abbildung 3-12: Satellitenaufnahme der Kaufland-Filialie in der RaiffeisenstraBe
in Schwabisch-Hall (Quelle: google-maps)

Hierzu wurden zundchst Industriebetriebe, Verkaufsmdarkte, Schulen und
offentliche Einrichtungen (teils Uber die bereits vorhandene Liste zu
gemessenen Verbrauchern) ermittelt. Im Anschluss galt es, Uber GIS die
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Dachpositionierung zu ermitteln und eine mogliche Verschattung (Bdume,
benachbarte Hauser,...) uber Google-Maps auszuschlieBen.

Uber die abgeschatzte Dachflédche wurde das Potenzial fir eine mogliche
installierbare Leistung errechnet. Hierbei ergaben sich rund 2,7 MWel. Mittels
in der Region gemessener reprdasentativer PV-Anlagen wurde dann fur die
jeweilige Zone ein Jahressummenlastgang ermittelt und in das spdatere
Szenario eingefugt.

Ein Energieeinspar- und Effizienz-Szenario fur den Sektor der privaten
Haushalte wurde auf der Basis vornandener Untersuchungen im Vorfeld der
Meseberger Beschlusse erstellt (EWI/Prognos).

Dabei wurde lediglich das Einsparpotenzial bei ,weiBer Ware™ sowie Ersatz
von Nachtspeicherheizungen und elektrischer Warmwasserbereitung
einbezogen.

Mit Hilfe dieser Daten und typisierten Tageslastgdngen (DSM Lastgdnge)
konnte nun mit einer Modifikation des oben genannten Programms zur
Ermittlung der Tagesganglinien aus gemessenen Daten  eine
Jahresdauerlinie generiert werden. Im Zusammenhang mit
Nachtspeicherheizungen wurden die saisonalen Unterschiede
berlcksichtigt.

Insgesamt wurde fur jede Netzzone ein Einsparpotenzial errechnet und im
Szenario vom Verbrauchslastgang abgezogen.

3.3 Modellbildung

Das Ausgangsmodell aus SImREN musste den neuen Gegebenheiten
angepasst werden. Hierzu wurden entsprechend der Anzahl der gebildeten
6 Zonen (siehe oben) in Schwdbisch-Hall 6 der insgesamt 15
vorprogrammierten Zonen in SIMREN aktiviert. Jede Zone stellt dabei einen
hierarchischen Block dar, unter dem die einzelnen Akteure und deren
Beziehungen untereinander durch Module abgebildet werden.
Entsprechend der Lastgdnge an den 6 Schalthdusern und den in Kapitel 3.2
ermittelten zugehdérigen Daten wurde die Lastsituation im gesamten Netz
aus dem Jahr 2006 nachgebildet.

3.3.1 Einsatz eines Pflanzeno6l-BHKW (ab 2007)

In Schwdbisch-Hall wurde 2007 ein Pflanzenol-BHKW mit 5,13 MWel in
Betrieb genommen. Dieses soll die Lastdeckung - insbesondere der
Grundlast im Wdarmenetz - des bisherigen GuD-Kraftwerks am gleichen
Standort Ubernehmen. Fur das Pflanzendl-BHKW wurde IZES die Lastkurve
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von 2007 zur Verfugung gestellt. Da das BHKW erst Anfang Mai 2007 den
kontinuierlichen Betrieb aufnahm und auch zwischenzeitlich noch zu
Problemen neigte, wurde fur die Simulation ein Durchschnittswert aus der
bisherigen Lastkurve ermittelt und als Konstante in der Simulation eingesetzt.
Die dabei bestehende Differenz zur Nennlast der KWK-Anlage stenht fur die
Lastoptimierung zur Verfugung.

Das GuD dient weiterhin dem Lastausgleich, wird aber auch zur Erzeugung
von Strom fur Dritte eingesetzt. Fur die Simulation wurde unterstellt, dass das
GuD permanent eine Grundlast von rund 5,4 MWel bereitstellt. Dieser Wert
wurde als Mittelwert aus dem Lastgang 2006 ermittelt und bewegt sich bei
gut 50% der Nennlast. Die Differenz bis zur Nennlast dient als freie Kapazitat
fur die Steuerung.

3.3.2 Einsatz von kundeneigenen Industrie-BHKW

Industrielle BHKW waren in den vergangenen Jahren wegen der schlechten
Amortisationszeit der Anlagen weniger interessant far die Industrie. Mit
steigenden Strombezugskosten, dem novellierten KWK-Gesetz (ab 2009)
sowie einem Investitionsforderprogramm fur kleine KWK-Anlagen bis
einschlieBlich 50 kWe kann das Interesse bei Industrie aber auch kleinen
und miftleren Betrieben wieder zunehmen.

Da BHKW zumeist warmeseitig ausgefuhrt werden, ist die Stromerzeugung
zundchst abhdngig von dem zu deckenden Wdarmebedarf. Far
Stromerzeugung unabhdngig des Warmebedarfs sind Entkopplungssysteme
wie Ruckkuhleinrichtungen und Warmespeicher notwendig. Deren
Wirtschaftlichkeit wird dabei wesentlich durch das Verhdltnis von
Stromerzeugung zur gekoppelten Warmeerzeugung definiert.

Mittels KWK-Speicheranlagen kdnnen Wdarmeerzeugung und -bedarf
zeitlich verschoben werden, womit die elektrische Leistung gezielt in
Hochpreiszeiten gelegt werden kann.

RUckkuhlung ist nur bei groBen Anlagen wirtschaftlich, jedoch vermindert
der Wegfall der Wdarmeauskopplung die Erléspotenziale des
Anlagenbetreibers.

GemdaB den Uberlegungen zu méglichen Geschdaffsmodellen kdnnten
lokale bzw. regionale Netzbetreiber durchaus Inferesse haben, sich an
Industrie-BHKWs zu beteiligen, damit diese etwas gréBer dimensioniert
werden und zugleich Zugriffsmoglichkeiten zur  Netzlastregulierung
sichergestellt werden kénnen. Die Anlagen werden so hinsichtlich der
Netzlast optimaler eingesetzt und erwirtschaften damit héhere Erlbse durch
vermiedene Netznutzungsentgelte. Auch der Netzbetreiber verringert
dadurch die Netzkosten durch Bezug aus dem vorgelagerten Netz.
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In diesem Szenario wird daher von einem Zugriff des Netzbetreibers auf
derartige KWK-Anlagen ausgegangen (wie auch immer die vertragliche
Situation gestaltet sein mag, sieche dazu Kapitel 2.2). Die jeweiligen KWK-
Anlagen sind wdrmeseitig ausgelegt und verfugen in diesem
Betrachtungsfall nicht  dber  Speicher. Eine  Modulierung  der
Aggregatleistung ist nicht berucksichtigt, dafur wurden teils mehrere
einzelne BHKW-Module an einem Industriestandort entsprechend der
Wdrmelast eingebunden. Ein Eingriff des Netzbetreibers zu Zwecken der
Lastoptimierung kann somit eine WdarmeuUberproduktion implizieren, die
dann an die Umgebung abgegeben werden muss.

Insgesamt wurden 16 BHKW-Module installiert, die sich auf 9 Standorte
verteilen. Die GroBenklassen sind dabei wie folgt:

Klasse 0-30 31-580 51-100 101 - 180 > 150

Anzahl 3 11 1 1 0

Tabelle 3-1: Dimensionierung der Industrie-BHKW-Module im Industrie-BHKW-
Modell

Mit Ausbau von ,advanced meter management — Systemen™ im Bereich
nicht leistungsgemessener Kunden bis 2011 scheint sich hier zusatzlich eine
gunstige Option fur Schaltung dezentraler Optionen zu ergeben, so dass
auch  Kleinstleistungen  akfiviert  werden  kénnen, sofern  die
Transaktionskosten im wirtschaftlichen Rahmen bleiben.

Bei allen Anlagen handelt es sich um mit Erdgas befeuerte Anlagen. Diese
kbnnen auch mit Bioerdgas befeuert werden, was sich wiederum positiv
auf die Klimabilanz der Stadt auswirken wurde.

3.3.3 Einsatz von DSM bei Industrie- und GroBkunden

Lastabwurf stellt eine interessante Moglichkeit dar, um kurzfristige
Bezugsspitzen im Stromnetz abzufangen. Da das Abschdatfzen, ob es sich um
einen kurz- oder lAdngerfristigen Anstieg handelt, nur schwer moglich ist und
kein Algorithmus Uber den Anstiegswinkel ermittelt werden konnte, wurde
diese dezentrale Option nachrangig in die Steuerung implementiert. D.h.,
sie ftritt erst in Aktion, wenn bereits alle anderen zu diesem Zeitpunkt
verfugbaren Potenziale (auBer Notstrom) ausgeschdpft  wurden.
Berdcksichtigt werden konnten bisher auch nicht Stromspeicher bzw.
Lastsenken, wie z.B. vorgezogene Aktivierung von Kuhimedien, da hierzu zu
wenig spezifische Daten zur Verfugung standen.
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Der Lastabwurf selbst ist durch die jeweiligen ortlichen Gegebenheiten auf
wenige Zeitfenster eingeschrdnkt. Die Aktivierungsdauer belduft sich in den
hiesigen Anwendungen zwischen 15 bis 60 Minuten. Nach Aktivierung steht
die jeweilige MaBnahme fur bestimmte Zeiten nicht mehr zur VerfuUgung.

Aber auch die in Zusammenarbeit mit den Stadtwerken und BET
abgeschdatzten Potenziale liegen weit hinter den KWK-Kapazitdten. Far die
Simulation konnten rund 830 kW als relativ sicher angenommen werden.
Dabei liegen gut Dreiviertel der Potenziale bei maximal 50 kWel. Jeweils 2
DSM-MaBnahmen liegen Uber 50 bis einschlieBlich 100 kWe sowie daruber.
Eine Abschaltung gréBerer Anlagen Uber entsprechende Vertrdge mit der
Industrie  wird bei den Stadtwerken auf Grund ihrer bisherigen
Akquisetdtigkeiten in diesem Zusammenhang derzeit nicht gesehen.

3.3.4 Einsatz von zusatzlichen Potenzialen der erneuerbaren
Energien

Erneuerbare Energien sind im Aufwind. Anlagen entstehen allerorts und
mussen gemdaB §4,Abs. 1,S. TEEG (2004) in das Netz vorrangig
eingebunden werden. Dabei ist der ndchstmdgliche Einspeisepunkt nicht
unbedingt der optimale, wenn es um den Ausgleich der Netfzlasten geht.
Teils bedingt der Zubau an EE-Anlagen eine Verstdrkung der Netze.
Mancherorts wird daher schon von ,Entsorgungsnetzen™ gesprochen.

Mit der gewulnschten zunehmenden Marktintegration (siehe auch § 64,
Abs. 1, Nr. 6 EEG vom 25. Oktober 2008) von erneuerbaren Energien
werden die regelbaren Erzeuger aber auch far Netzlastrmanagement
inferessant. Bereits mitftelfristig kdnnen hier neue Geschdaftsmodelle

entstehen.
In der Region Schwdbisch-Hall sind bereits folgende Energien nach EEG
installiert:

Durchschnittliche
Erneuerbare Energie | Elekir. Leistung (kWe)) | Jahresstromproduktion

(MWhe)

Biogas 160 820
Deponiegas 190 ca. 1.400
Kleinwasserkraft ca. 1.700 ca. 6.000
Wind 1.000 1.200
Photovoltaik ca. 3.100 ca. 3.120

Tabelle 3-2: derzeitige KapazitGten der erneuerbaren Energien in Schwdbisch-Hall
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Biogas soll zunehmend mehr erzeugt werden. Dieses wird dann aber in das
Erdgasnetz eingespeist und verkauft. Eine Verstromung direkt an Ort und
Stelle ist derzeit nicht geplant. Eine zukunftige Verstromung in den Gas-
BHKWs und dem GuD ist aber nicht auszuschlieBen.

Deponiegas ist naturlich begrenzt. Eine Ausweitung der Kapazitdt wird nicht
angenommen.

Kleinwasserkraftanlagen sind sowohl in privater wie auch stddtischer Hand.
Das mogliche Potenzial ist soweit ausgeschdpft. Ein Repowering ist nicht
angedacht.

Wie aus Tabelle 3-2 ersichtlich, ist der Windkraftanlagen-Standort nicht
opfimal. Messungen im Umland haben keine weiteren wirtschaftlich
inferessanten Standorte ergeben. Auch schlieBen die Stadtwerke als
EigentUmer ein Repowering aus.

Bei Photovoltaik wird gegenUber den bisherigen Energiequellen ein doch
erhebliches Pofenzial gesehen. Gunstig gelegene Dachfldchen
erm&glichen einen geschdtzten Zubau von etwa 2.700 kWel. Entsprechend
des Standorts und der Leistung wurden Lastkurven im Verhdltnis zu der
bisher installierten PV generiert und in das System eingebunden.

3.3.5 Einsatz von DSM eines MaBnahmeporifolio im Sektor
Haushaltskunden

Dieses Szenario geht davon aus, dass sich die Haushalte in den
kommenden Jahren bis 2020 durchweg auf moderne energiesparende
Haushaltsgerdte umstellen. Hierbei handelt es sich insbesondere um einen
erheblichen RuUckgang bei Nachtspeicherheizungen und elekirischer
Brauchwasserbereitung. Es wird von einer guten Halbierung des
Stromverbrauchs ausgegangen.

Auch der Bereich Kuhlen geht hier von Effizienzverbesserungen aus, die zu
Einsparungen von etwa 45% fUhren. Trocknen und Spulen liegen mit jeweils
47% leicht Uber dem Einsparpotenzial der Kuhlung. Bei Stand-by wird in
diesem Szenario von einer Stromverbrauchreduktion um ganze 73%
ausgegangen (Quellen: (Politikszenario IV, Energiegipfel)).

3.4 Technische Optimierungsberechnungen

Fur die nachfolgenden Simulationen gelten folgende Voreinstellungen in
der Steuerung:
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= Rangfolge des Einsatzes erfolgt nach folgender Merit Order: GuD, Gas-
BHKW der Stadtwerke, EEG-Anlage, Industrie-BHKWs, DSM und
letztendlich Notfstrom

» |nnerhalb der Rangfolge Bevorzugung der gréBeren dezentralen Option
vor kleineren

» Die Akfivierung der jeweiligen EinzelmaBnahmen auf Basis der
dezentralen Option soll dabei nicht zu einer RUckspeisung in das
vorgelagerte Netz fuhren. Wurde sie das tun, so soll die ndchst kleinere
MaBnahme geprift werden. Tendenziell ist die Uberproduktion zu
vermeiden, ist aber wegen ldngerer Aggregatlaufzeiten nicht
ausgeschlossen.

» Es soll versucht werden, eine Bezugslast von 20 MWe aus dem
vorgelagerten Netz nicht zu Ubersteigen. Bis zu diesem Wert — unter
Berlcksichtigung eines Trends — wird keine dezentrale Option akfiviert,
Der Wert wurde in einem gemeinsamen Gesprdch mit den Stadtwerken
festgelegt.?0

Um eine Vergleichbarkeit zwischen den folgenden Szenarien zu
gewdhrleisten, wurde auf Zufallsparameter, welche Nachfrage, Wetter und
Eigenerzeugungsbedarf im Laufe der Simulation variieren, verzichtet.

3.4.1 Erweiterung Pflanzendl-BHKW

Dadurch, dass zu dem bestehenden GuD ein neuer Stromerzeuger in Form
des Pflanzendl-BHKW hinzukommt, ist eine erhebliche Minderung des
Leistungsbezugs aus dem vorgelagerten Netz nicht verwunderlich. Als EEG-
Anlage und als Grundlast fur die Fernwdrme ist von einem durchgehenden
Betrieb auszugehen. Da jedoch nur Daten aus 2007 vorlagen, wo das BHKW
sich noch in der Erprobung befand, wurde far die Simulafion eine
Grunderzeugungsleistung von rund 4,6 MWe angenommen. Darlber hinaus
greift die Steuerung auch auf alle anderen verfugbaren Potenziale zurlck,
die zu diesem Zeitpunkt zur Verfugung standen. Hierzu zdhlen alle BHKW-
Anlagen und Nofstrommaggregate der Stadtwerke. Dies fUuhrte zu einer
Absenkung des maximalen Bezugs aus dem vorgelagerten Netz von
33.3 MW auf rund 22,7 MWe (bei Betrachtung von Yz-h-Werten), was einer
Absenkung der Bezugsspitze von knapp 10,56 MWe bedeutet (ewells
bezogen auf Va h-Werte).

20 Die Arbeiten und Ergebnisse von BET zu einzelwirtschaftlichen Kosten gehen dagegen in
eine andere Richtung. BET geht in der Untersuchung grundsdatzlich davon aus, dass alle
Potenziale in ausreichend hohem MaB vorhanden sind und konzentriert sich somit auf
die Bestimmung des maximal wirtschaftlich interessanten Potenzials.
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Hieraus ergeben sich der in Abbildung 3-13 dargestellte neue Lastgang
sowie der Bezug aus dem bzw. die Einspeisung in das vorgelagerte(n) Netz:

30.000
25.000
20.000
15.000

10.000

Leistung in kWel

5.000

0

1.001 2.001 3.001 4.001

-5.000

Jahresstunden

m Bezug vorgelagertes Netz POL m Einsparung durch POL sowie Laststeuerung

Abbildung 3-13: Fall 1, Verdnderungen des Referenz-Lastgangs durch Einbezug des
Pflanzendl-BHKWs (warmegefuhrt) sowie des GuDs

3.4.2 Erweiterung um industrielle KWK-Anlagen

Die BHKW-Anlagen mindern den Strombedarf des jeweiligen
Unternehmens. Sie  stehen aber auch gleichzeitig far das
Netzlastmmanagement entsprechend ihrer freien Kapazitdten zur Verfugung.
Es wird in diesem Szenario davon ausgegangen, dass auch der reine Kond.-
Betrieb wirtschaftlicher ist, im Vergleich mit den Kosten, die durch eine
hohe Neftzlast entstehen. Daher wird die hierbei erzeugte Warmemenge
nicht berucksichfigt, da sie Uber RUckkUhlung an die Umgebung
abgegeben wird.

Gegenuber dem Fall 1 wurde im Fall 2 der tolerierte Bezug aus dem
vorgelagerten Netz von 20 MWe auf 10 MWe abgesenkt. Dies war
notwendig geworden, da bereits in Fall 1 die Grenze von 20 MWe| beinahe
eingehalten wurde, die Lastmanagement-MaBnahmen aber
weitestgehend maoglich durch die Steuerung ausgereizt werden sollte. Dies
fuhrt auch zum nachfolgenden starken Absinken der maximalen Bezugslast,
die in keinem Verhdltnis zu den maximal rund 1,1 MWeg an
Erzeugungspotenzial durch die Industrie-KWK-Anlagen stehen. Es zeigt sich
somit, dass insbesondere eine gute Lastregelung unter Verwendung eines
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breiten Spektrums an MaBnahmen zur erheblichen Absenkung des
Strombezugs aus dem vorgelagerten Netz beitragen kann. Dies gilt aber
auch nur unter technischen Aspekten. Auch wenn hier die Anlagen nach
der Merit Order gesteuert werden, so ist ihnen noch kein dkonomischer
Wert hinterlegt. Damit kann also nicht definitiv gesagt werden, ob nicht der
Bezug aus dem Hochspannungsnetz zeitweise gunstiger ausfallen wurde.

Unter Einbezug der Industriekraffwerke und Absenkung der maximal zu
beziehenden Last (soweit moglich) aus dem vorgelagerten Netz, dndert
sich Fall 1 unter den gewdnhlten Steuerparametern wie folgt:
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10.000

5.000
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Leistung in kWel

1.001 2.001 3.001 4.
-5.000

-10.000

Jahresstunden

m Einsparung durch BHKW und angepasste Laststeuerung
m Bezug worgelagertes Netz BHKW

Abbildung 3-14: Fall 2, Verdnderungen des Lastgangs gegenuber Fall 1
durch Einbezug von Industrie BHKWs und angepasster Laststeuerung

3.4.3 Einsatz von DSM-MaBnahmen in Industrie und bei
GroBBverbrauchern

Mit den DSM-MaBnahmen ergibt sich fur die Steuerung eine weitere
Moglichkeit an  Kombinationen zur Reduktion des Bezugs aus dem
vorgelagerten Netz. Bei den DSM handelt es sich lediglich um kleine
Leistungen, welche auch nur in knappen Zeitfenstern zur VerflGgung stehen.
Das Potenzial belduft sich hierbei auf rund 800 kWei, zeitgleich kdnnten
aufgrund der definierten Zeitfenster jedoch nur maximal 720 kWe far
gerade mal 15 Minuten geschaltet werden. Doch reduziert inr Einbezug die
Bezugsspitze gegenuber Fall 2 um knapp 1,1 MWe. Dies I&sst sich aufgrund
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der Tatsache erkldren, dass mit Hinzunahme von DSM als abschaltbare
Leistung die Merit Order dndert und auch bereits schaltbare Erzeuger
anders angesteuert werden als in Fall 2.
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9.000
7.000
5.000
3.000
1.000
-1.000 -
-3.000
-5.000

Leistung in kWel

1.001 2.001

Jahresstunden

m Einsparung durch Aufnahme von DSM Ind in die Laststeuerung
m Bezug vorgelagertes Netz DSM Ind

Abbildung 3-15: Fall 3, Verdnderungen des Lastgangs gegenuber Fall 2
durch Einbezug von Industrie DSM

Doch erst mit groBen abschaltbaren Leistungen in der Industrie von
mehreren MWe, so wie sie BET in Kapitel 2.2 theoretisch angenommen hat,
wird Abschaltleistung eine interessante MaBnahme fur aktive Netzbetreiber.
Dies gilt umso mehr, wenn die vom jeweiligen Untfernehmen zugelassenen
Zeitfenster zeitgleich mit der Jahreshdchstlast Gbereinkommen.

3.4.4 Ausbau von EE-Anlagen

Da die Jahresbezugslastspitze unter Berucksichtigung der bisherigen
MaBnahmen nun am 29. Mai gegen 10:30 Uhr auftritt, kann der Zubau an
Photovoltaik-Anlagen hier nicht immens mindernd einwirken (einige wenige
kWe). Die Spitzenleistung der Photovoltaik-Anlagen (bezogen auf Ya-h-
Werte) erfolgt in der Simulation am 28. Mai gegen 15 Uhr.

Der Zubau der Photovoltaik fuhrt somit zu Fall 4:

Seite 179 von 266



izesﬁ

Institut fOr ZukunftsEnergieSysteme

15.000

10.000

5.000

Leistung in kWel

-5.000 -

-10.000

Jahresstunden

m Auswirkungen durch verstarkten Ausbau von PV bis 2020
m Bezug vorgelagertes Netz PV 2020

Abbildung 3-16 : Fall 4, Verdnderungen des Lastgangs gegenuber Fall 3
durch Einbezug von PV-Anlagen bis 2020

3.4.5 Effizienzverbesserungen bei Haushaltskunden

Die Effizienzverbesserung der Haushalte erfolgt in einem der jeweiligen
Verbraucherkategorie entsprechend gewichteten Abschlag auf den
bisherigen Strombezug. Somit sollte sich eine konstante Absenkung des
Bezugs vom vorgelagerten Netz abzeichnen. Da der Bezug aus der
Hochspannungsebene nun erst recht zeitweise unter 10 MWe liegt,
verdndert die Steuerung das Lastmanagement, um die nun verstarkt

aufkommende Hochspeisung zu begrenzen und dennoch den Bezug nicht
zu groB werden zu lassen.
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Abbildung 3-17: Simulierte Netzlast in Schwdbisch-Hall bei Ausnutzung aller
MaBnahmen entsprechend ihrer Merit Order und Vorgabe in der Steuerung
den Bezug moglichst auf maximal 10 MWe zu begrenzen?!,

21 Diese Begrenzung wurde nur so tief gewdhlt, um die Lastrmanagement-MaBnahmen voll
auszureizen und damit die Mdglichkeiten zu demonstrieren. Mit Berlcksichtigung der
Einzelwirtschaftlichkeit in Cent/kWh bei jeder einzelnen MaBnahme mag sich die
Reihenfolge der Merit Order zeitweise neu ergeben und das bisherige Bild verdndern.
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Hierdurch zeichnet sich die Summenlastkurve wie folgt neu:
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m Jahresdauerlinie Effi HH m Einsparung durch Effi HH bis 2020

Abbildung 3-18: Fall 5, Verdnderungen des Lastgangs gegenuber Fall 4
durch Effizienzverbesserungen bei Haushaltsgerdten

3.4.6 Angepasste  Steuerung zur Verbesserung der
Einzelwirtschaftlichkeit

Die in den Fdllen zuvor dargestellte Optimierungen spiegeln lediglich die
Moglichkeiten der Optimierung auf der Basis technischer Optionen unter
Berlcksichtigung der Merit Order wieder. Da mit Zunahme der Schaltungen
auch die Kosten der dezentralen Optionen steigen, gilt es die Steuerung
entsprechend der Einzelwirtschaflichkeit weiter zu optimieren. Dies ist dann
der Fall, wenn mit gezieltem Einsatz der dezentralen Opfionen der Bezug
aus dem vorgelagerten Netz begrenzt wird, dies aber fur den Netzbetreiber
zu minimalen Kosten und maximalen Vorteilen aus den vermiedenen
Netfznutzungsentgelten fuhrt. Es wurden hierzu mehrere Variationen der
oben genannten Fdlle durchgerechnet. Nachfolgend sind die Ergebnisse
fur die Fdlle 1, 3 und 5 dargestellt bei dem Versuch, den Bezug aus dem
vorgelagerten Netz begrenzen zu wollen:

Es zeigt sich, dass bei einer Fahrweise der dezentralen Optionen gemdaB der
obigen Vorgabe die Einzelwirtschaftlichkeit bei den hier unterstellten
Kostenannahmen gegeben ist. Dies gilt fur alle drei
Bezugsleistungsvariationen von 20 MW, 15 MW und 10 MW, auch wenn die
Begrenzungsziele nicht immer erreicht wurden. Somit bestatigt die
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Simulation, dass die von BET durchgeflUhrten statischen Berechnungen zu
einem realistischen Ergebnis flhren kdnnen.

Die nachfolgende Tabelle 3-3 gibt nochmals die Berechnung der
Einzelwirtschaftlichkeit auf Basis der durch die Simulation erhaltenen Werte
sowie den hier unterstellten Kosten wieder:

Einzelwirtschaftliche Betrachtung der Gruppe Netzbetreiber, beeinflussb. dez. Einspeiser und Kunden
Reduzierung der Bezugsleistung aus dem vorgel. Netz MW 0,0 15,4 16,2 17,2
Fall Basis P6l-GuD 10 DSM 10 Effi 10

Energiebilanz
Netzlast+Verluste (unbeeinflusst)

Entnahmeleistung einschl. Verluste P max (tmax) MW 39,6 394 39,2 38,5

Entnahmearbeit einschl. Verluste MWh 207.321 206.505 206.412 196.824
DSM, steuerbare dez. Erzeugung (Abschaltleistung)

max. beeinflusste Leistung (zeitungleich) MW 0,0 13,2 13,1 13

zusatzliche Netzeinspeisung Arbeit MWh 0 10.071 8.016 4.233

Benutzungsdauer der zeitungl. Hochstleistung h/a 0 764 612 373
dez. Einspeisungen (unbeeinflusst)

héchste Einspeiseleistung (zeitungleich) MW 26,9 293 30,0 327

Einspeisearbeit MWh 86.374 138.354 143.420 143.423
Vorgelagertes Netz

héchste Bezugsleistung (zeitungleich) MW 33,3 17,9 17,2 16,2

Bezugsarbeit MWh 108.690 50.920 48.316 42.268
Rickspeisung ins vorgel. Netz

Rickspeisearbeit MWh 0 3.699 4.467 7.339

Netzbetreiber
Summe Netzbetreiber (Vollkosten) €/a 0 43.181 205.562 278.683

Demand Side Management, Steuerb. dez.Erzeugung

Summe DSM, steuerb. dez. Erzeugung €/a 0 35.933 32.455 22.562
Ergebnis Uber alle Gruppen ohne innere Leistungsverrechnung (ILV)
Einzelwirtschaftlichkeit €/a 0 79.114  238.017 301.245

Tabelle 3-3: Ermittlung der Einzelwirtschaftlichkeit auf Basis der Simulationsergebnisse
in SIMREN fur die Stadtwerke Schwdbisch-Hall

3.4.7 Gesamtergebnis

Mit den ausgewdhlten Optionen, die in den vorangegangenen Teil-
Szenarien betrachtet wurden, konnte die Bezugsspitze mit den hier
gewdhlten Parametern auf 16,2 MWe begrenzt werden. Dies entspricht
einer Reduktion um etwa 17 MWe  oder rund 50% gegenuber dem
Ausgangszustand 2006.

Der alleinige Einsatz dezentraler MaBnahmen reicht aber fur eine derartige
Minderung nicht aus. Erst eine Systemoptimierung insbesondere durch die
Logik eines Ubergeordneten Energie- und Lastmanagements Iasst eine so
weitgehende Einsparung erreichen. Abbildung 3-19 fasst nochmals die
Auswirkungen aller MaBnahmen inklusive des Lastmanagements unter
Ausnutzung aller fechnischen Optionen zusammen:
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Abbildung 3-19: Verdnderung der Bezugslast in Schwdabisch Hall durch
dezentrale Optionen

Far alle Einzeilwirtschaftlichkeits-Berechnungen gilt, dass fur das jeweilige
Steuern einer sperzifischen Anlage ein einheitlicher Grund-, Leistungs- und
Arbeitspreis unterstellt wurde. Unterschieden wurde lediglich in der
AnlagengréBe gemacht. Dies schien unumgdnglich, da die relativ hohen
Grundkosten die kleineren Potenziale unwirtschaftlich machten und daher
real nie implementiert worden wdaren. Als ,kleine™ Anlagen gelten DSM-
MaBnahmen und Industrie-BHKWs.

3.4.8 Energie- und Klimabilanz

Mit Zunahme der KWK-Anlagen hat sich Erdgas als Brennstoff stark
herausgehoben. Sofern ausreichend vorhanden, kdnnte Erdgas auch
durch Biokrdgas ersefzt werden, wie es das hier zusatfzlich eingefugte
Szenario ,BioErdgas™ darstellt. Hierdurch lieBen sich die Emissionen
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nochmals erheblich reduzieren. Auch Pflanzendl trdgt einen erheblichen
Anteil bei, wie die nachfolgende Abbildung zeigt.

100%

Q0% +—
. 80%
£ o l
= 60% +—
8 50% —
£ 40% -
S 30%
» 20% -
10% -
0% 1 1 1 — 1 _— -
¢ o & & S R
Nei Q @3\‘ e bo% Q@’Q (g\g?*
\(\d &P NS

Szenarien

vorgel. Netz
m Pflanzendl
Heizol
mErdgas
Biogas
Windkraft
| Wasserkraft
Photovoltaik

Abbildung 3-20: Vergleich des Brennstoff/MaBnahmeneinsatzes zwischen

den 5 Szenarien

Es gilt nun,

diese Entwicklung hinsichtlich

Emissionsfaktor in g
Brennstoff CO2.iquiv/kWhe:
Erdgas 250
Heizol 319

ihres Einflusses auf die
Emissionsbelastung zu untersuchen. FUr fossile Brennstoffe wurden dabei
folgende Emissionsfaktoren zugrunde gelegt:
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Fur alle erneuerbaren Energien wurde ein Vermeidungsfaktor beracksichtigt

(ISI 20095):
Erneuerbare Energie | Vermeidungsfaktor
(kg/kWhe))

Wind 0,856
Wasser 1.03
Photovoltaik 0,584
Biogas 0,79
Klar- und Deponiegas 1.03
Pflanzendl 0,929

Die Emissionen je Kilowaftstunde aus dem vorgelagerten Netz wurden hier
mit 621 g CO2.Aquiv./KWh berechnet (Quelle GEMIS 4.4).

Der Zubau der dezenfralen Anlagen hat zu einem erheblichen
Emissionsrickgang gefuhrt. Dabei ist es nicht allein das Pflanzendl-BHKW,
sondern auch der Ausbau von KWK-Anlagen. Auch wenn bei letzteren zu
berucksichtigen ist, dass sie wahrend der Steuerung Uber den Netzbetreiber
in den hier durchgefuhrten Simulationen die Wdrme nicht verwerten, so
besitzen die Anlagen doch noch immer einen hohen Nufzungsgrad, der
sich mit Erdgas als Brennstoff positiv bemerkbar macht.

Wurden im Basis-Szenario 2006 noch gut 89,2 Tausend Tonnen CO»2 durch
die fossil befeuerten dezentralen Stromerzeuger und dem Bezug aus dem
vorgelagerten Netz emittiert, so waren es im Szenario ,Effi HH™ nur noch
50,8 Tausend Tonnen. Dies entspricht einem Ruckgang um 43% gegenuber
dem Ursprungswert. Dabei sind die Auswirkungen der Kraft-Wdarme-
Kopplung einschlieBlich Fernwdrme noch nicht berucksichtigt.

Der Zubau an Industrie-KWK senkt die COo-Emissionen gegenuUber einer
getrennten Erzeugung (Kraftwerkspark und Gas-Brennwertkessel) nochmals
um 1832 1t COo2Aquiv./O, wobei nur die wdrmeseitige Fahrweise
berUcksichtigt wurde.

Werden die oben genannten Vermeidungsfaktoren fur die Stromerzeugung
aus den EE-Anlagen berucksichfigt und bei den Emissionen der fossilen
Erzeuger als Gutschrift angerechnet, so Uberwiegt die Gutschrift in den
Szenarien Ind.-DSM und Effi-HH, was zu einer bilanziellen Einsparung von
CO2-Emissionen uber das MaB hinaus fuhrt (siehe hellgrune Balken in
Abbildung 3-21).
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Abbildung 3-21: Verdnderung der Emissionen in Tonnen COa-Aquivalent durch
den Einsatz dezentraler Optionen im Vergleich zwischen den Szenarien,
dargestellt ohne (lilafarben) und mit (hellgran) COo-Gutschrift  fur
Vermeidung des Einsafzes konventioneller Kraftwerke
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4 Optimierung der Anreizstrukturen fur Anlagen-
und Netzbetreiber beim weiteren Ausbau
erneuerbarer Energien

Das Verhdltnis zwischen dezentraler Erzeugung und den
Stromverteilnetzbetreibern ist von jeher gespannt, was vor allem an den
Interessenunterschieden liegt, die durch die bestehenden
Rahmenbedingungen bestimmt werden.22 Die Anreizsituation der
Netzbeftreiber wird maBgeblich durch ihre Renditemdglichkeiten unter den
gegebenen okonomischen Rahmenbedingungen beeinflusst, d.h. vor
allem durch die Festlegung der Netznutzungsentgelte und damit kunftig
durch die Anreizregulierung. Daher ist es von besonderer Wichtigkeit, zu
versuchen, die Interessenunterschiede durch die Regelungen der
Anreizregulierung zumindest zu entschdrfen, wenn nicht gdnzlich
aufzuldsen.

Ausgehend von der These, dass ein Netzbetreiber, der einen hbheren Anteil
dezentraler Erzeugung in seinem Netz hat, in den meisten Fdllen zumindest
kurz- und mittelfristig auch héhere Kosten zu tragen hat, stellt sich die Frage,
wie diese Kosten berdcksichtigt werden kbnnen. Zu ihnen gehdren neben
Vertrags- und sonstigen Transaktionskosten insbesondere auch maogliche
Netzverstdrkungskosten.

DarUber hinaus kénnen erhebliche negative Anreize dadurch entstehen,
dass die durch das Netz durchgeleiteten und damit mit einem
Netznutzungsentgelt belegbaren Strommengen verringert werden, wenn
der Anteil der dezentralen Anlagen fur die Eigenerzeugung oder fur die
Versorgung von Areal-/Objektnetzen steigt. Ziel muss es daher sein, solche
Negativanreize gegen dezentrale Erzeugung systematisch zumindest zu
neutralisieren. DarUber hinaus solltfen moglichst auch positive Anreize fur
eine effiziente Infegration dezentraler Optionen im Verfahren der
Anreizregulierung ergdnzt werden.

Das folgende Kapitel besteht aus drei Teilen: Zundchst geben wir einen
Uberblick Uber die Anreizregulierung aus der Perspektive dezentraler
Optionen. Im Anschluss widmen wir uns dem aktuellen Stand der
Entwicklung der Anreizregulierung in Deutfschland und bewerten die
vorliegenden Regelungen, vor allem in der Anreizregulierungsverordnung
(ARegV), aus der Perspektive der dezentralen Optionen. Im dritten Teil
schlieBlich  entwickeln wir eine Reihe von Vorschldgen zur

22 Diese Aussage beschreibt u. E. den Regelfall, wohl wissend, dass es unter Netzbetreibern
Ausnahmen von dieser Regel gibft.
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Weiterentwicklung der Anreizregulierung mit dem Ziel, die Uberlegungen
der ersten beiden Teile zu operationalisieren und damit eine bessere
Integration dezentraler Optionen in die Anreizregulierung zu ermaoglichen.

4.1 Anreizregulierung und dezentrale Optionen

Zundachst geben wir einen generellen Uberblick Uber die Anreizregulierung
aus der Perspektive dezentraler Opfionen, ergdnzen die in Kapitel 2.1
eingefuhrten Netzbetreibertypen um die Regulierungsprinzipien, die jeweils
den Kontext fur diese Typen darstellen und diskutieren prinzipielle
Moglichkeiten, die Kosten der dezentralen Optionen in  der
Anreizregulierung zu berucksichtigen.

4.1.1 Uberblick Uiber die Anreizregulierung

4.1.1.1 Prinzipielle Funktionsweise der Anreizregulierung

Mit der Liberalisierung der Netzsektoren seit den 80er Jahren und der
Beschrankung der Regulierung auf die verbleibenden Monopolbereiche
hat international mit der Anreizregulierung auch ein neues Regulierungs-
Paradigma Einzug gehalten. Wahrend die Netzentgelte zuvor vor allem auf
der Grundlage der Unfternehmenskosten festgelegt wurden, sollen die
regulierfen Unternehmen mit der Einflhrung der Anreizregulierung Anreize
erhalten, diese Kosten zu senken und effizienter zu werden. Auch in
Deutschlaond werden die Tarife fur Stromnetze von der Bundesnetzagentur
ab 2009 auf der Basis einer solchen Anreizregulierung festgelegt.

Abbildung 4-1 zeigt die prinzipielle Funktionsweise der Anreizregulierung.
Der Regulierer legt fur eine Regulierungsperiode (drei bis funf Jahre) eine
Erlbs- oder Preisobergrenze fest, die von den Unternehmen nicht
uberschritten werden darf. Diese Obergrenze kann durch zwei
Mechanismen zu einer Effizienzsteigerung beitragen:

1) Typischerweise kann der Regulierer davon ausgehen, dass bei den
regulierten Unternehmen, deren Kostenstrukturen aus unregulierten
Monopolzeiten stammen, Potenziale zur Effizienzsteigerung bestehen.
Folglich gibt der Regulierer eine Obergrenze vor, die im Verlauf einer
Regulierungsperiode sinkt. Fur Unternehmen, die relativ ineffizient sind,
kann die Erlésobergrenze entsprechend steiler abfallen, um diese
Unternehmen so an die effizientesten Unternehmen heranzufuhren. Aber
auch bei den relativ effizienten Unfernehmen wird in der Regel eine
weitere Effizienzsteigerung vorgegeben.

2) Ubertreffen die Unternehmen die Effizienzvorgaben des Regulierers und
fallen inre Kosten unter die maximal erlaubten Erlbse, mussen sie diese
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Effizienzgewinne innerhalb einer Regulierungsperiode nicht an die
Kunden weitergeben und kbnnen entsprechend ihren Gewinn steigern.
Produkftive Effizienzverbesserungen werden dadurch durch
vorubergehende allokative Ineffizienzen ,erkauft’. Umgekehrt fragen die
Unternehmen aber auch das Risiko, dass sie mit der Obergrenze ihre
Kosten nicht abdecken kbénnen.

Erlds, Kosten

b

‘ Ausgangserlds -| Erlés + Inflation

/

Erlas + Inflation -
Effizienzvorgabe

Zusatzgewinn des

/ A Netzbetreibers

.

Tatsachliche
Kosten

Zeit

e e
1. Regulierungsperiode 2. Regulierungsperiode

Abbildung 4-1: Funktionsweise der Anreizregulierung (VIK 2005)

Im Gegensatz zur Anreizregulierung haben die Unternehmen im zuvor
vorherrschenden Regime der Cost-plus-Regulierung keinen Anreiz, ihre
Kosten zu senken, da niedrigere Kosten unmitteloar zu niedrigeren
Entgelten fuhren, und somit nur die Kunden und nicht die Unternehmen von
Effizienzanstrengungen profitieren.

Die Anreizregulierung, wie sie heute in den meisten liberalisierten Mdarkten
implementiert wird, ist im Kern eine preisbasierte Regulierung. Bei der rein
preisbasierten Regulierung werden die Enfgelte nicht mehr auf der
Grundlage der unfernehmensindividuellen Kosten ermittelt.  Vielmehr
werden Erlbse und Kosten entkoppelt und ein fur alle Unternehmen gultiger
Preis ermittelt, der bei den einzelnen Unternehmen dann abhdngig von
ihrer Kostensituation zu entsprechend hdheren oder niedrigeren Gewinnen
fuhrt. Im Gegensatz dazu war die Cost-plus-Regulierung, die vor Einflhrung
der Anreizregulierung vorherrschte, eine kostenbasierte Regulierung, die auf
einer angemessenen Verzinsung auf die Kosten bzw. die Kapitalbasis
beruht. Die genehmigten Preise werden hier nicht fUr eine ex-ante
definierte Periode festgelegt, sondern folgen der Entwicklung der
spezifischen Kosten, um eine angemessene Verzinsung zu gewdhrleisten.
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Preis- und kostenbasierte Regulierung sind allerdings theoretische Extreme,
die in der Praxis in vielfaltigen Varianten gemischt werden. So werden in der
Anreizregulierung, wie sie in den ersten beiden Regulierungsperioden auch
in  Deutschland eingefuhrt wird, die Preise nach Ablauf einer
Regulierungsperiode an die Kosten angepasst. In der Cost-plus-Regulierung
andererseits folgen die Netzentgelte den Kosten meist mit einer zeitlichen
Verzégerung (regulatory lag). In der Anreizregulierung werden bestimmte
Kostenelemente zudem bewusst von der preisbasierten Regulierung
ausgenommen und einer kostenbasierten Regulierung unterworfen, z.B.
Investitionen.

Die Anreizregulierung und die Cost-plus-Regulierung stehen sich als zwei klar
voneinander abgegrenzte Regulierungsparadigmen gegenuber. In der
Praxis zeigen sich jedoch Schnittmengen zwischen den beiden
Regulierungsparadigmen: Hier enthalten beide Regulierungsansatze sowohl
preis- als auch kostenbasierte Elemente, wobei der Schwerpunkt der
Anreizregulierung auf der preisbasierten Regulierung liegt, wahrend die
Cost-plus-Regulierung vor allem auf kostenbasierten Elementen aufbaut.

FUr unsere weitere Diskussion zur Berucksichtigung dezentraler Optionen in
der Anreizregulierung ist diese Differenzierung wichtig, denn sie zeigt die
Gestaltbarkeit der Anreizregulierung und die Moglichkeit, Uber eine
Kombination preis- und kostenbasierter Elemente neue Aspekte wie die
dezentralen Optionen zu integrieren.

4.1.1.2 Ablauf der Anreizregulierung
Die kunftige Festlegung der Netznutzungsentgelte im Rahmen der
Anreizregulierung erfolgt grundsdatzlich in folgenden Schritten:

1. Ermittflung einer Kostenbasis, bestehend aus (prognostizierten)
Betriebskosten (OPEX) und Kapitalkosten (CAPEX) fur die Dauer der
Regulierungsperiode

2. Ermittlung von maéglichen Abschldgen von der Kostenbasis auf der
Grundlage eines Effizienzvergleichs (Benchmarking), die unmittelbar
oder wdhrend der Regulierungsperiode greifen

3. Automatische Anpassung der Startwerte innerhalb eines definierten
Regulierungszyklus mit Hilfe einer Anpassungsformel

4. Nach Ablauf der Regulierungsperiode: erneuter Start mit Schritt 1

Die folgende  Abbildung fasst das  Festlegungsverfahren  fur
Netznutzungsentgelte noch einmal auf einen Blick zusammen.
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.akzeptierbaren
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'

Korrektur der Kostenbasis
durch einen
Effizienzvergleich
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wahrend des Regulierungszyklus
(,,Anpassungsformel®)

‘
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Anreizregulierung
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nach »Qualitatsregulierung*
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Abbildung 4-2: Festlegung von Netznufzungsentgelten im Rahmen der
Anreizregulierung

4.1.2 Anreizregulierung und dezentrale Optionen

Kerngedanke der Anreizregulierung ist es, den regulierfen Unternehmen
explizit gestaltete Anreize zur Effizienzverbesserung zu geben. Durch die
Regulierungsmechanismen, die mit diesem Ziel gestaltet werden, enfstehen
aber mehr oder weniger ungeplant auch weitere Anreize fur die
Unternehmen. Dazu zdhlen auch DE-sperzifische Anreize. Werden
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dezentrale Opftionen nicht in der Anreizregulierung berlcksichtigt,
bedeutet dies folglich nicht, dass die Anreizregulierung neutral ist
gegenuber dezentralen Optionen. Vielmehr ist davon auszugehen, dass
die Anreizregulierung in ihrer Grundform ohne Zusatzelemente den
Netzbetreibern Anreize gegen dezentrale Optionen gibt.

Konkret entfaltet die Anreizregulierung in der einfachen Form zwei
dominierende Anreize, die es fur den Netzbetreiber unattraktiv machen,
dezentrale Optionen an inr Netz anzuschlieBen:

e Kostenminimierung und
e Bestreben zur Erreichung der Mengenprognose.

Wie oben dargestellt, ist es explizites Ziel der Anreizregulierung, den
Netzbetreibern Anreize zu geben, Kosten zu senken und effizienter zu
werden. Die zusatzlichen Kosten dezentraler Optionen laufen diesem Ziel
zuwider. Da die Anreizregulierung die erlaubten Entgelte von den Kosten
abkoppelt, werden die zusatzlichen Kosten dezentraler Optionen nicht
mehr erfasst.

Der Effizienzvergleich zwischen Netzbetreibern hat zum Ziel, ineffiziente
Netzbetreiber zu ermitteln und ihre Netznutzungsentgelte nach unten
anzupassen. Es ist unmittelbar einsichtig, dass der Effizienzvergleich einen
erheblichen Rationalisierungsdruck entfaltet, der die Netzbetreiber dazu
veranlasst, alle “Uberflussigen™ - sprich: vermeidbaren - Kosten auch
wirklich zu vermeiden. In dem Moment, wo die Kosten dezentraler
Optionen ohne weitere Qualifizierung in den Vergleich einbezogen
werden, haben die Netzbetreiber stets den Anreiz, sie wenn irgend moglich
zu vermeiden oder zumindest zu senken, selbst dann, wenn sie bei allen
anderen Netzbetreibern in dhnlicher Hohe anfielen. Denn auch in diesem
Fall wirde man sich dadurch Luft fur andere Kostenbldcke verschaffen, bei
denen man moglicherweise hdher liegt und nicht so rasch reduzieren kann.
In einer unbereinigten Form wurde der Effizienzvergleich die
Interessenunterschiede zwischen dezentralen Anlagen- und Netzbetreibern
demnach noch weiter vertiefen.

Das Bestreben zur Erreichung der Mengenprognose |4uft der
Mengenreduktion, die mit DE einher gehen kann, zuwider. Der Gewinn des
Netzbeftreibers als Differenz von Erlds und Kosten ist dann besonders hoch,
wenn dem gedeckelten Erlds geringe Kosten gegenuber stehen. Da die
Erlbsobergrenze sich als Produkt von prognostizierten Kosten und
prognostizierter Menge errechnet, fuhrt ein  Unterschreiten der
Mengenprognose zu einem fur den Netzbetreiber suboptimalen Ergebnis,
es sei denn, er ist in der Lage, die Entgelte entsprechend anzuheben (was
in einer konkreten Situation haufig schwierig sein kann).

Die folgende Abbildung zeigt, wie sich die regulatorisch vorgegebene
Erlbsobergrenze im Verlauf einer Regulierungsperiode entwickelt, wenn die
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Kosten der dezentralen Optionen zwar zu Beginn der Regulierungsperiode
anerkannt, im weiteren Verlauf des Anreizregulierungsverfahrens aber nicht
gesondert berucksichtigen werden. In diesem Fall erscheinen die DE-Kosten
als ineffiziente, d.h. far die Versorgung der Endkunden mit Strom unnétige
Kosten. Der Regulierer gibt folglich eine Erlbsobergrenze vor, nach der sich
die Neftzbetreiber mit DE im Laufe einer (oder mehrerer)
Regulierungsperioden den effizienten Kosten der Netzbetreiber ohne DE
angleichen mussen. Noch schlechter wuUrden die Netzbetreiber mit
dezentralen Optionen gestellt, wenn die Kosten Uberhaupt nicht anerkannt
werden. In diesem Fall warde der Verlauf ihrer Erlésobergrenze jener der
VNB ohne DE entsprechen - trotz hbherer Kosten.

Erlésobergrenze
A

B f e
, j Tatsé&chlichel
1 DE -Kosten

Benchmarking ohne DE-Strukturmerkmal
(bei voller Kostenanerkennung)

L.‘_.‘_.‘I

i
i
[
|
i
[
)
i
v

Referenz-VNB ohne DE |

TN Zeit
Regulierungsperiode

Abbildung 4-3: Erlésobergenze, wenn DE-Kosten nicht gesondert
beracksichtigt werden

4.1.3 Regulierungsziele und dezentrale Optionen

Aufbauend auf der Analyse der DE-spezifischen Anreizwirkung der
Anreizregulierung stellt sich die Frage, wie die Anreizregulierung modifiziert
werden kann. Bevor wir entsprechende Mechanismen im Detail darstellen
(siehe Kapitel 4.1.4), diskutieren wir die prinzipiellen Ziele, die bei der
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Gestaltung der Regulierung verfolgt werden sollten. AuBerdem ordnen wir
diese den Netzbetreibertypen zu, die wir in Kapitel 2.1 beschrieben haben.

Wenn ein Netzbetreiber mit einem hdéheren Anteil dezentraler Erzeugung
zumindest kurz- und mittelfristig hdhere Kosten zu verzeichnen hat, dann
stellt sich die Frage, wie diese zusatzlichen Kosten in der Regulierung
berlcksichtigt werden sollten.

Die Kosten dezentraler Optionen sind fur den Netzbetreiber teilweise nicht
beeinflussbar, zum Beispiel wenn in einem Netzgebiet ein hohes
Primdrenergie-potenzial - maoglicherweise in  einer aus Netzsicht
ungunstigen Lage - vorhanden ist, das der Netzbeftreiber an sein Netz
anschlieBen muss und das zu einem hohen Netzausbaubedarf und damit
entsprechend hohen  Zusatzkosten  fahrt.  Gleichzeitig kann  der
Netzbetreiber aber durchaus beeinflussen, wie effizient ein gegebenes DE-
Volumen an das Netz angeschlossen wird (sieche Kapitel 2.1). Diese
Kombination aus Nicht-Beeinflussbarkeit eines exogen vorgegebenen DE-
Volumens und der Gestaltbarkeit der Netzintegration dieses DE-Volumens
durch den Netzbetreiber sollte auch die Grundlage der Netzregulierung
sein. Die nicht-beeinflussbaren Kosten sollten fur den VNB kein Grund sein,
DE nicht anzuschlieBen, gleichzeitig sollte er die Effizienzpotenziale, die
beim Anschluss bestehen, soweit wie maoglich ausschdpfen. Fur die
Regulierung sollfen daher die folgenden Prinzipien gelten.

e FErstens sollte ein Netzbetreiber fur die hdheren Kosten, die durch DE
verursacht werden, nicht bestraft werden, d.h. die héheren Kosten
sollten nicht zu einer niedrigeren Rendite fUhren. Die DE-Kosten sollten
entsprechend in die Festlegung der Erlésobergrenze einflieBen.

e /weitens sollte der Netfzbetreiber durch die Regulierung einen Anreiz
erhalten, die dezentralen Optionen in seinem Netzgebiet so effizient
wie moglich in sein Netz zu integrieren. Die Netzbetreiber sollten
folglich nicht alle Kosten, die ihnen durch DE entstehen, erstattet
bekommen.

Durch das zweite Prinzip erdffnet sich auch die Moglichkeit, Netzbetreibern
einen positiven Anreiz zum Anschluss von DE zu geben: Wenn der
Netzbetreiber die Anlagen effizient integriert, kann er durch DE seine
Rendite erhdhen. Netzbetreiber werden dann nicht einfach dafur belohnt,
dass sie das tun, wozu sie sowieso verpflichtet sind (dezentfrale Anlagen
anzuschlieBen), sondern dafur, dass sie dies effizient tun.

Wenn den Netzbetreibern die Mobglichkeit gegeben wird, durch das
Erreichen bestimmter Ziele (in unserem Fall die effiziente Integration von DE)
eine zusdtzliche Rendite zu erzielen, dann entspricht das den
Grundprinzipien der Anreizregulierung. Diese gibt den regulierten
Unternehmen einen Anreiz zur Effizienzsteigerung, indem sie einen Teil der
Kostenreduktion einbehalten durfen. Allerdings soll dieser Mechanismus nun
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nicht mehr nur auf die moglichst effiziente Erfullung der bisherigen
Versorgungsaufgabe der Vernetzbetreiber angewandt werden, d.h. auf
die Versorgung der Endkunden mit Strom. Er wird vielmehr auch genutizt,
um weitere Ziele, wie die politisch vorgegebene Erhdhung des Anteils
erneuerbarer Energien, effizient zu erreichen.

Die Uberlegungen zu den Regulierungszielen und zur Kopplung von DE- und
Effizienzanreizen lassen sich mit der Unterscheidung der Netzbeftreiber-
Typen in Kapitel 2.1 verknupfen: Den einzelnen Netzbetreibertypen
entspricht fypischerweise auch ein bestimmter Regulierungsansatz.
Wdhrend der passive Netzbetreiber Anreize hat, DE mobglichst zu
verhindern, werden diese beim neutralen Dienstleister neutralisiert.
Allerdings hat der neutrale Dienstleister darlber hinaus keine Anreize, DE
moglichst effizient in das Netz zu integrieren und aktiv um dezentrale
Optionen zu werben. Solche Anreize werden erst beim aktiven
Netzbeftreiber geschaffen. Flr diesen bedeuten dezentrale Optionen eine
zusdtzliche Einnahmemaoglichkeit, vor allem dann, wenn er sie effizient ins
Netz integrieren kann. Der Systemoptimierer erhdlt dartber hinaus
regulatorische Anreize, DE zur L&sung netzseitiger Probleme zu nutzen, und
kann von den dadurch entstehenden effizenten Losungen zusdtzlich
profitieren.

Die folgende Tabelle fasst noch einmal die vier VNB-Typen zusammen und
ordnet ihnen jeweils DE-spezifische Regulierungsziele zu.

Prinzipielle Haltung zu
DE

ZielgréBe in Bezug auf DE | Regulierungsziele

Passiver

VNB

DE wird Uberwiegend
als Stér- und
Kostenfaktor gesehen

VNB ist bestenfalls
passiv gegenuber DE,
Anschluss wird oft
verzdgert und
behindert

Kosten, die Uber die
unmittelbare
Versorgungsaufgabe
hinausgehen, werden
soweit wie moglich
vermieden

Netzkosten sollen
gesenkt werden

In Einzelfdllen kbnnen
dazu auch DE genutzt
werden

Regulierung mit Fokus auf
Kostensenkung

Zusatzliche Kosten
dezentraler Optionen
werden nicht berucksichtigt
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Neutraler
Dienstleister

Politische Vorgaben
werden akzeptiert

Exogen
vorgegebene DE
werden ohne
Diskriminierung als
Kunden behandelt
und an das Netz
angeschlossen

VNB sorgt fur effizienten
Netzanschluss der unab-
hangig von ihm
errichteten dezentralen
Einspeiser

Netzphilosophie aber im
Prinzip unverdndert, ,Fit-
and-forget’

Kostenbasierte Regulierung
von DE-Kosten

Anreize gegen DE werden
neutralisiert: Zusaizliche
Kosten von DE sollen nicht
auf den VNB durchschlagen

Kosten werden anerkannt,
aber keine zusdtzlichen
Verdienstmoglichkeiten
durch DE, keine
Effizienzanreize fur DE, keine
Anreize fUr innovative
Lésungen

Aktiver VNB

Exogen
vorgegebene DE
werden
angeschlossen (siche
oben: neutraler
Dienstleister)

und dartber hinaus
soweit moglich in den
Netzbetrieb integriert
(z.B. durch active
network
management)

Reduzierung eigener
kurz-, mittel- u.
langfristiger Netzkosten
unter systematischer
Einbeziehung der
exogen vorgegebenen
dezentralen Optionen
und unter
Berlcksichtigung von
Netzinvestitionen und
Netzbetrieb

Preisbasierte Regulierung
(evil. kombiniert mit
kostenbasierter Regulierung)

Anreiz zur effizienten
Intfegration von DE

Infegrationskosten werden
regulatorisch abgesichert

Anreize zur Kostensenkung
beim Anschluss und der
Intfegration von DE

System-
optimierer

DE werden zusdatzlich
zum aktfiven
Netzbetreiber als
Moglichkeit gesehen,
netzseitige Probleme
Zu lésen

Einzelwirtschaftlich
sinnvolle dezentrale
Optionen im
Netzgebiet werden
aktiv erschlossen

Reduzierung eigener
kurz-, mittel- u.
langfristiger Netzkosten
unter systematischer
BerUcksichtigung aller
vorhandener DE-
Optionen im Netzgebiet

DE werden Teil der
Planungsoptionen des
Netzbetreibers

(exogen vorgegebene
DE-Kapazitét steht dabei
aber nach wie vor nicht
zur Disposition)

Regulierung ermoglicht
dem VNB, DE zur L6sung
netzseitiger Probleme zu
nutzen, Operationalisierung
EnWG Art. 14/2

Tabelle 4-1: Netzbetreibertypen und Regulierungsziele

4.1.4 Uberblick Uiber regulatorische Optionen fiir DE

Wir stellen nun verschiedene Ansatzpunkte dar, mit denen dezenftrale

Optionen

in der

aufbauend auf

1. der

Unterscheidung

zwischen

Regulierungsansatzen in Kapitel 4.1.1.1,

kosten-

und
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2. den in Kapitel 4.1.1.2 dargestellten Phasen der Anreizregulierung,

3. und den im vorangegangenen  Abschnitt  dargestellten
Regulierungszielen.

So wie bei der Regulierung der Netzentgelte grundsdtzlich zwischen kosten-
und preisbasierten Mechanismen unterschieden werden kann, so kbnnen
auch die spezifischen MaBnahmen zur Berucksichtigung von DE in diese
Kategorien unterteilt werden.

Grundsatzlich ist es notwendig, bei jedem Schritt des oben beschriebenen
Verfahrens der Anreizregulierung die Auswirkungen eines stdrkeren Ausbaus
dezentraler Stromerzeugung auf die Interessen der
Stromverteilnetzbetreiber zu analysieren. Regulierungsmechanismen zur
Berucksichtigung von DE untferscheiden sich u.a. darin, in welcher Phase sie
ansetzen. Es ist darauf zu achten, dass die DE-Regulierung Uber das ganze
Verfahren hinweg konsistent ist, um zum Beispiel zu vermeiden, dass DE-
Kosten mehrfach berucksichtigt werden.

In der folgenden Diskussion kosten- und preisbasierter Mechanismen geht
es um die Frage, wie die zusdtzlichen DE-Kosten in der Regulierung
aufgefangen werden kdnnen. Das betrifft sowohl Kosten, die zu Beginn der
Regulierungsperiode bereits zu Buche schlagen oder far die
Regulierungsperiode absehbar sind, als auch solche, die wdhrend der
Regulierungsperiode unerwartet dazukommen.

Wie oben dargestellt, kbnnen dezentrale Optionen aber auch deshalb far
die VNB unaftraktiv sein, weil sie die Auslastung des Netzes reduzieren
kbnnen und damit dem Ziel des Netzbetreibers zuwider laufen, die
Mengenprognose zu erreichen. Wenn man davon ausgeht, dass dem
Netzbetreiber als neufralem Mittler zwischen den Welten Erzeugung und
Vertrieb die Menge seiner durch sein Netz durchgeleiteten Kilowattstunden
vollkommen egal sein und er keinerlei Einfluss auf diese Menge in der einen
oder anderen Richtung nehmen sollte, muss das Regulierungsverfahren so
ausgestaltet sein, dass insbesondere Anreize zur Stabilisierung der aktuellen
Menge bzw. zur Mengenausweitung neufralisiert werden23. Mengen-
anderungen im Verlauf einer Regulierungsperiode mussen entsprechend
aufgefangen werden.

Bei allen regulatorischen Optionen zur BerUcksichtigung der zusdtzlichen
Kosten von DE in den Netzentgelten ist zu bedenken, dass diese Kosten
dann von den Netzkunden anstatt von den Netzbeftreibern zu fragen sind.
Hat ein Netzbetreiber ein Interesse an moglichst niedrigen Netzentgelten,

23 Diese Argumentation zielt ausschlieBlich auf die elektrische Arbeit (kWh), nicht jedoch
auf die Leistung kW). Auf lefztere ist im Rahmen der Netzlastoptimierung durchaus Einfluss
zu nehmen.
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zum Beispiel weil das Unternehmen sich um die Konzession in einem
anderen Netzgebiet bewerben mdchte oder weil hdhere Nefzentgelte zum
Protest der Kunden oder der kommunalen Anteilseigner fUhren wurden,
dann besteht auch mit diesen regulatorischen Optionen ein Anreiz fur den
Netzbetreiber, dezentrale Opftionen zu verhindern, die zu zusdtzlichen
Kosten fuhren.

4.1.4.1 Kostenbasierte Ansditze

Bei einem kostenbasierten Ansatz sind grundsatzlich die Kosten des
einzelnen Unternehmens Grundlage der Entgeltbestimmung. Voraussetzung
hierfar ist, dass die begrandeten und nachgewiesenen Kosten, die mit der
ErschlieBung dezentraler Anlagen anfallen, von der Regulierungsbehorde
anerkannt werden.

Die Anerkennung der Kosten ist bereits ein deutfliches Signal an die
Netzbetreiber, dass sie sich nicht nur auf kurzfristig zu erzielende
Effizienzgewinne konzentrieren sollen und dass die Regulierungsbehdrde die
Akfivitdten des Netzbeftreibers zum Anschluss von DE und die damit
verbundenen Kosten als notwendig und gerechftfertigt erachtet. Allerdings
reicht die Anerkennung der Kosten nicht aus. Werden die Kosten nicht
auch im weiteren Verfahren als zusdtzliche Kosten einer zusdtzliche
Aufgabe der Netzbetreiber behandelt, erscheinen die Kosten im
Effizienzvergleich als ineffizent und mussen von den Netzbetreibern
entsprechend reduziert werden.,

Bei einer kostenbasierten Regulierung werden die Kosten nicht nur
anerkannt, sondern aus dem weiteren Verfahren der preisbasierten
Anreizregulierung ausgenommen. Insbesondere bleiben die Kosten beim
Effizienzvergleich auBen vor, werden also als dauerhaft nicht-beeinflussbare
Kosten gleichsam ,vor die Klammer® des Effizienzvergleichs gezogen. Die
anerkannten Kosten flieBen ohne Korrektur durch den Effizienzvergleich
direkt in die Netzentgelte ein. Dieser Ansatfz entspricht im Prinzip dem in der
UK-Fallstudie diskutierten ,cost pass-through’.

Die folgende Grafik zeigt den Verlauf der Erldsobergrenze, wenn die DE-
spezifischen Kosten durchgereicht werden kbnnen — im Vergleich zur
Erlbsobergrenze eines effizienten Netzbetreibers ohne DE und dem Fall, in
dem die DE-Kosten im Entgeltverfahren zwar anerkannt, aber nicht
gesondert bertcksichtigt werden.
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Erlésobergrenze
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Abbildung 4-4: Erlésobergrenze bei einer kostenbasierten Regulierung der
DE-Kosten

Ein kostenbasierter Ansatz ist das regulatorische Pendant zum oben
beschriebenen Leitbild des ,neutralen Dienstleisters’. Dass die Kosten mit
der Ausklommmerung aus dem Effizienzvergleich als dauerhaft nicht
beeinflussbar behandelt werden, widerspricht dagegen den Leitbildern des
aktiven Netzbetreibers und des Systemoptimierers. Diese zeichnen sich
gerade dadurch aus, dass sie die DE-Kosten beeinflussen, d.h. die Anlagen
nicht nur anschlieBen, sondern sie so in das Netz integrieren, dass Kosten
reduziert werden.

Die kostenbasierte Regulierung neutralisiert Anreize der Netzbetreiber
gegen DE, hat aber in Sachen Anreizwirkung fur die VNB den Nachteil, dass
keinerlei Rationalisierungsanreiz im Hinblick auf die mit der Infegration
dezentraler Anlagen verbundenen Kosten mehr wirksam ist und die VNB mit
einer effizienten Integration der Anlagen auch keine zusdtzliche Rendite
erzielen kdnnen. Der Netzbeftreiber wird DE nicht mehr behindern, aber
auch nicht aktiv férdern und sich nicht um eine effiziente Integration und
die Umsetzung einer aktiven Netzmanagement-Philosophie bemuhen.
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4.1.4.2 Preisbasierte Ansdtze

Im Gegensatz zu den kostenbasierten Mechanismen setzen preisbasierte
Mechanismen nicht an den tatséchlichen, unternehmensspezifischen DE-
Kosten an. Vielmehr wird ein Preis ermiftelt, der nicht
unternehmensspezifisch ist und der allen Unternehmen gleichermaBen
gezahlt wird. Diese basiert auf DE-spezifischen Strukturmerkmalen, wie z.B.
der angeschlossenen DE-Kapazitdt. Sind bei einem Netzbetreiber diese
Strukturmerkmale gegeben, wird ihm eine vorab festgelegt Erhéhung der
Erlbs- oder Preisobergrenze, der er im Rahmen der ,Anreizregulierung™®
unterliegt, zugestanden.

Wie bei der Anreizregulierung allgemein entsteht hierdurch im Gegensatz
zu kostenbasierten Ansdtzen ein Effizienzanreiz fur den Netzbetreiber, da sie
vorubergehend die Differenz zwischen ihren Kosten und dem fur alle
geltenden Preis einbehalten durfen bzw. diese Differenz sich bei ihnen
negativ zu Buche schldgt.

Ein prinzipieller Vorteil preisbasierter Ansatze ist, dass nicht fur jedes
Unfternehmen individuell die Kosten erhoben werden mussen. Wenn nicht
mehr die tatsédchlichen Kosten zugrunde gelegt werden, stellt sich jedoch
die Frage, welcher Preis woflur gezahlt werden soll, d.h. nach welchen
Kriterien die Erlbsobergrenze um wie viel angehoben werden soll. Fur die
Preisbestimmung wird meist wieder auf die Kosten der einzelnen
Unternehmen zurGckgegriffen, um zum Beispiel in einem Effizienzvergleich
die effizienten Kosten zu ermitteln, die dann als MaBstab far alle
Unfernehmen gelten. Gleichzeitig mussen bei preisbasierten Verfahren
pauschale, DE-sperzifische Strukturmerkmale definiert werden, die als
Kostentreiber bei der Entgeltfindung zugrunde gelegt werden.

Wir unterscheiden prinzipiell zwischen zwei preisbasierten Ansatzen, die an
unterschiedlichen Stufen des Verfahrens der Anreizregulierung nach
Abbildung 4-2 ansetzen:

1) Pauschalierung der DE-Kosten bei der Ermittlung der Kostenbasis

2) Berdcksichtigung der DE-Kosten im  Effizienzvergleich  durch
entsprechende Strukturmerkmale

Pauschalierung der Kosten bei der Ermittlung der Kostenbasis

Dieser Mechanismus setfzt bei der Ermittlung der Kostenbasis an. Anstatt die
tatsdchlichen Kosten des VNB zu erheben, wird lediglich dessen DE-Struktur,
charakterisiert durch bestimmte vorab definierte Strukturparameter,
erhoben. Abhdngig davon werden besfimmte Kostenpauschalen in die
Kostenbasis des VNB eingerechnet.

Im Entgelt-Verfahren selbst hat das Verfahren den Vorteil, dass die DE-
Kosten nicht fur jeden Netzbetreiber ernoben werden mussen, sondern dass
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jeweils die Pauschalen angesetzt werden konnen. Auch mussen die DE-
bezogenen Kosten bzw. die Pauschalen nicht mehr im Benchmarking-
Verfahren berlcksichtigt werden und kénnen dort ,vor die Klammer
gezogen™ werden.

Wdhrend das eigentliche Verfahren der Anreizregulierung folglich
vereinfacht wird, ist bei diesem Mechanismus zu kidren, wie die
Kostenpauschalen ermittelt werden. Da sie ideadlerweise auch auf der
Grundlage der empirisch vorliegenden Kosten der Netzbetreiber festgelegt
werden sollten, handelt es sich hier auch um ein Benchmarking-Verfahren —
mit dem Unterschied, dass dieses bereifts vor der Ermiftlung der Entgelte in
einem gesonderten Verfahren durchgeflhrt wird. Dafur mussen dann
eventuell auch die unternehmensspezifischen Daten erhoben werden.
Auch mussen die Kostenpauschalen an bestimmte Strukturparameter
gekoppelt sein, die vorab festgelegt werden mussen.

Die Kostenpauschalierung hat groBe Ahnlichkeit mit dem ,Erléstreiber’, der
im englischen Beispiel im Rahmen des DG Hybrid Incentives angewandt
wird (Kapitel 1.2.3). Wahrend sich dort die angeschlossene DE-Leistung auf
die Erldésobergrenze auswirkt, werden die Kostenpauschalen bereits bei der
Ermittlung der Kostenbasis bertcksichtigt. Da diese Kosten dann aber nicht
im Effizienzvergleich berucksichtigt werden, wirken sie sich ebenfalls direkt
auf die Erlésobergrenze aus.

Die folgende Abbildung zeigt den Verlauf der Erldsobergrenze bei der
Kostenpauschalierung im Vergleich zu einem effizienten
Referenznetzbetreiber ohne DE.
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Erlésobergrenze
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Abbildung 4-5: Entwicklung der Erlésobergrenze bei der pauschalen
Kostenanerkennung

Berilicksichtigung von DG im Effizienzvergleich

Eine Alternative zur Kostenpauschalierung ist es, die DE-Kosten im
Effizienzvergleich zu berlcksichtigen. Das bedeutet, dass zum einen die DE-
Kosten in den Effizienzvergleich einflieBen und dass zum anderen aber
auch DE-sperzifische Strukturmerkmale herangezogen werden. Durch die
Strukturmerkmale soll verhindert werden, dass die zusatzlichen DE-Kosten als
ineffizient erscheinen. Durch die Berucksichtigung von DE im
Effizienzvergleich mit DE-spezifischen Strukturmerkmalen wird nicht nur
sichergestellt, dass Netzbetreiber mit DE nicht gegenuber anderen
Netzbeftreibern benachteiligt werden. Vielmehr wird im Effizienzvergleich
auch die Effizienz der DE-Infegration ermittelt.

Im Ergebnis erscheinen Netzbetreiber nicht mehr deshalb als ineffizient, weil
bei ihnen DE-Kosten zu Buche schlagen, sondern dann, wenn sie die
dezentralen Anlagen ineffizient in inr Netz integriert haben. Die so ermittelte
Ineffizienz schlagt sich im Verlauf der Erlésobergrenze nieder, durch den die
Netzbetreiber ihre Ineffizienz in einem vorgegebenen Zeitraum abbauen
mussen. Die folgende Abbildung zeigt die Entwicklung der Erlbsobergrenze
beim Benchmarking mit DE-Strukturmerkmalen und bei der pauschalen
Kostenanerkennung im Vergleich.
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Sowohl das Verfahren der Kostenpauschalierung als auch das
Benchmarking mit DE-Strukturmerkmal sind im Kern preisbasierte Verfahren.
Aus Sicht der Netzbetreiber sind preisbasierte Instrumente insofern
problematisch, als sie dadurch zwar zusdtzliche Erdse erwirtschaften
kbnnen, wenn sie DE effizient integrieren kdnnen und die Kosten unter der
Erhdhung der Erlbsobergrenze liegen. Gleichzeitig tragen sie damit aber
auch ein hoheres Risiko. Da davon auszugehen ist, dass die Kosten
dezentraler Optionen sich je nach Netz und DE-Option stark unterscheiden,
birgt eine rein preisbasierte Regulierung ein Risiko fur die Netzbetreiber
(bzw. fur die Netzkunden, wenn diese Preise bezahlen mussen, die Uber
den Kosten liegen). Das kann zur Folge haben, dass der Anreiz gegen DE
kaum reduziert wird, obwohl DE explizit in das Regulierungsverfahren aufge-
nommen wird. Dem kann entweder durch eine starke Differenzierung der
verwendeten Strukturmerkmale (Differenzierung der Kostenpauschalen
bzw. An-zahl der DE-spezifischen Strukturmerkmale im Benchmarking)
begegnet werden, die aber nicht praktikabel ist, oder durch eine
kostenbasierte Regulierung der DE-Kosten.

Erldsobergrenze
A

Benchmarking mit DE-Strukturmerkmal |

[, SO i

: ~. I’
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|_ .............. o ] ;f\‘ !
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Abbildung 4-6: Entwicklung der Erldsobergrenze bei Benchmarking mit DE-
Strukturmerkmal bzw. Kostenpauschalierung
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Wie in der Abbildung deutlich wird, besteht der zentrale Unterschied
zwischen den beiden dargestellten preisbasierten Verfahren aber darin,
dass bei der Kostenpauschalierung |bereits zu Beginn  der
Regulierungsperiode die Kostenpauschalen anstelle der
unternehmensspezifischen Kosten angesetzt werden.

Beim Benchmarking dagegen werden zundchst die unternehmens-
spezifischen Kosten ermittelt, um dann im Benchmarking-Verfahren deren
Effizienz zu ermitteln. Im Allgemeinen werden die so ermittelten effizienten
Kosten nicht sofort zum MaBstab bei der Ermittlung der Erldsobergrenze.
Vielmehr berlcksichtigt die Erlbsobergrenze zundchst die
unternehmensspezifischen Kosten. Die Obergrenze wird dann erst in einem
Zeitraum von typischerweise einer Regulierungsperiode an die als effizient
ermittelten Kosten herangefuhrt?4,

Wdhrend die Kostenpauschalierung also vollstdndig preisbasiert ist, ist der
Benchmarking-Ansaftz ~ zundchst  kostenbasiert  und  zeigt  seine
Preisbasiertheit erst im Verlauf der Regulierungsperiode.

Das Verfahren der Kostenpauschalierung als rein preisbasiertes Verfahren
birgt folglich in beide Richtungen hdhere Risiken fur die Netzbetreiber als
das Benchmarking-Verfahren. Fur Netzbetreiber, deren Kosten Uber den
effizienten Kosten liegen, ist das Benchmarking-Verfahren gunstiger, da sie
ihre Ineffizienz erst im Verlauf der Regulierungsperiode abbauen mussen.
Netzbeftreiber, deren DE-Kosten Uberdurchschnittlich effizient sind, wlrden
von einer Kostenpauschalierung profitieren, wdhrend sie im Benchmarking-
Verfahren weniger fur ihre Effizienz belohnt werden.

Die folgende Abbildung zeigt die Enfwicklung der Erldsobergrenze unter
den beschriebenen kosten- und preisbasierten Mechanismen im Uberblick.

24 Naturlich kdnnten die als effizient ermittelten Kosten im Prinzip auch unmittelbar zu
Beginn der Regulierungsperiode zur Festlegung der Erldsobergrenze herangezogen
werden. In der Praxis wird den Netzbetreibern aber meist Zeit gegeben, um effizienter zu
werden.
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Abbildung 4-7: Uberblick Uber Regulierungsmechanismen

4.1.4.3 Zusammenfassende Bewertung: Hybride Mechanismen

Fuar die zusammenfassende Bewerfung der Regulierungsoptionen
orientieren wir uns an zwei Kriterien: Anreizwirkung und Praktikabilitét.

BezUglich der Anreizwirkung ist eine kostenbasierte Regulierung geeignet,
Anreize gegen DE zu neutralisieren. Da wir aber mit den Leitbildern des
aktiven Netzbetreibers und des Systemoptimierers auch anstreben, dass die
Netzbetreiber Uber den Anschluss der Anlagen hinaus dafur sorgen, dass
diese effizient integriert werden, erscheint eine preisbasierte Regulierung
notwendig, die entsprechende Anreize geben kann.

Wie wir in Kapitel 4.1.1.1 dargestellt haben, handelt es sich bei der kosten-
bzw. preisbasierten Regulierung um theoretische Extreme, die in
verschiedenen Mischformen auftfreten kénnen, die oft als hybride
Mechanismen bezeichnet werden. Dabei ist zum einen festzustellen, dass
die beiden Regulierungsansdtze in der praktfischen Umsetzung nicht mehr
so deuftlich voneinander zu unterscheiden sind. DarUber hinaus kdnnen sie
aber in hybriden Mechanismen auch gezielt kombiniert werden, um den
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regulierfen Unternehmen bestimmte, austarierte Anreize zu geben - in
unserem Fall Anreize fur die effiziente Integration dezentraler Optionen.

FUr eine Kombination preis- und kostenbasierter Elemente spricht, dass Netz-
befreiber so einerseits durch das kostenbasierte Element gegen das
zusatzliche Risiko der zusatzlichen DE-Kosten abgesichert werden kdnnen
(Anreize neutralisieren, Leitbild des neutralen Dienstleisters), und
andererseits durch das preis-basierte Element einen Anreiz erhalten, DE
effizient in ihr Netz zu integrieren (positive Effizienzanreize, aktiver
Netzbetreiber und Systemoptimierer).

Werden verschiedene Mechanismen kombiniert, ist es umso wichfiger
darauf zu achten, dass das Gesamtverfahren nicht inkonsistent wird und
die Kosten von DE zB. nicht doppelt berucksichtigt werden. Die
Kombinatfion verschiedener Mechanismen haben wir bereits am
praktischen Beispiel des britischen DG Hybrid Incentives dargestellt. Hier
wurde eine kostenbasierte Regulierung mit einem Erldstreiber, der der hier
dargestellten Kostenpauschalierung entspricht, kombiniert. Alternativ wére
es auch denkbar, ein kostenbasiertes Element mit einem Benchmarking mit
DE-Strukturmerkmalen zu kombinieren.

Im Falle von Kostenpauschalen fragen die Netzbetreiber wie oben
dargestellt ein héheres Risiko im Vergleich zum Benchmarking-Ansatz, und
zwar in beide Richtungen. Allerdings wird dieser Unferschied geschmdilert,
wenn die preisbasierte mit einer kostenbasierten Regulierung kombiniert
wird. Bezuglich der direkten Anreizwirkung sehen wir deshalb insgesamt nur
unwesentliche Untferschiede zwischen einem Hybriden Mechanismus mit
Kostenpauschalen und einem mit einem Benchmarking-Element.

FUr die PraktikabilitGt der Regulierung erscheinen die Kostenpauschalen
jedoch attrakfiver. Zwar ist hier auch eine Art ex-ante Benchmarking
erforderlich, um die Pauschalen zu bestimmen, und es mussen auch fur
dieses Instrument Strukturmerkmale entwickelt werden. Dadurch, dass
dieses Verfahren jedoch vom sowieso schon komplexen Benchmarking
aller VNB-Kosten getrennt wird, wird es transparenter und damit auch
berechenbarer fur die VNB, was sich wiederum positiv auf die
Anreizwirkung auswirken sollte.

4.2 Darstellung und Bewertung der Anreizregulierung in
Deutschland

Im vorhergehenden Abschnitt haben wir einige grundsatzliche

Zusammenhdnge zwischen der Anreizregulierung und dezentraler

Erzeugung dargestellt und verschiedene prinzipielle Moglichkeiten
aufgezeigt, dezentrale Optionen in die Anreizregulierung zu integrieren. In
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diesem Abschnitt widmen wir uns nun ausfuhrlicher dem aktuellen Stand
der Anreizregulierung in Deutschland und untersuchen die vorliegenden
Regelungen der Anreizregulierungsverordnung (ARegV) aus der Perspektive
der dezentralen Optionen.

4.2.1 Uberblick iiber den Stand der Anreizregulierung in
Deutschland

Am 10. Oktober 2007 hat das Bundeskabinett der vom Bundesrat nochmals
leicht gednderten Fassung der Anreizregulierungsverordnung zugestimmt
und damit den Weg frei gemacht fur ihr Inkrafftreten zum 6. November
2007 nach  Verkindigung im  Bundesgesetzblatt.2®  Die  erste
Regulierungsperiode beginnt am 1. Januar 2009 und dauert funf Jahre.

Bereits im Januar dieses Jahres wurde eine Artikel-Verordnung mit kleineren
Anderungsvorschlégen zur Verordnung auf den Weg gebracht und vom
Kabinett am 12. Mdrz verabschiedet. Ein Punkt der Artikel-Verordnung
bezog sich dabei auf die dezentrale Erzeugung, was bereits dokumentiert,
dass es sich hierbei um eine sehr komplexe Materie handelt und der
Gesetzgeber stets gezwungen sein wird, zeithahe Verdnderungen
offensichtlicher Fehlanreize vorzunehmen.

Eine weitere wesentliche Anderung ergab sich durch den Beschluss der
Bundesnetzagentur vom 7. Juli, die Eigenkapitalzinssatze  fur
Neuinvestitionen in Strom- und Gasnetze einheitlich auf 9,29% festzulegen
gegenuber bislang 7,91% fur Stromnetze und 9,21% fur Gasnetze. Nach den
Aussagen des Prasidenten der Bundesnetzagentur Matthias Kurth sei man
spdtestens damit vom urspranglich angestrebten ,forcierten Jogging” in
das Tempo des .Nordic Walking™ zurlckgefallen, was die gewunschten
Effizienzfortschritte bei den Netzbetreibern anbelange.2¢ Allerdings ist hier
nicht der Ort, eine Bewertung der ARegV unfer dem Aspekt des
Interessenausgleichs  zwischen Netzbetreibern und Netfzkunden
vorzunehmen (vgl. dazu z.B. (Leprich 2007)).

Im Folgenden sollen in Anlehnung an Abbildung 4-2 grundlegende
Regelungen der kunftigen Anreizregulierung fur Stromnetzbetreiber aus
dem Blickwinkel dezenftraler Erzeugung dargestellt werden.

25 Verordnung Uber die Anreizregulierung der Energieversorgungsnetze (Anreizregu-
lierungsverordnung — ARegV), Bgbl. vom 6.11.2007.

26 \Vgl. Sprechzettel Bundesnetzagentur vom 7. Juli 2008
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4.2.2 Ermittlung der Kostenbasis

Die Bestimmung des Ausgangspunkts der Erlésobergrenze erfolgt im
Rahmen der Anreizregulierung zundchst ausgehend von den tatséchlichen
Kosten der einzelnen Netzbeftreiber.

Wie der von der Bundesnetzagentur im August 2006 verdffentlichte Kosten-
vergleich nach § 24 StrommNEV verdeutlicht, ergeben sich bei den geltend
gemachten Kosten der Verteilnetzbetreiber erhebliche Bandbreiten.

Diese Bandbreiten zeigen sich auch in den nachfolgend beispielhaft
aufgefuhrten Kostenstrukturen von Verteilnetzbetreibern unterschiedlicher
GréBenordnung, die auf den Netzentgeltantrdgen der StromNEV beruhen.

Die hier gewdhlten Verteilnetzbetreiber weisen Einwohnerzahlen in ihrem
Versorgungsgebiet zwischen 20.000 und 180.000 Einwohnern auf. Die Haus-
anschlUsse variieren zwischen 4.000 und 40.000.

Die Kostenstruktur ist heterogen. Die Kosten fur vorgelagerte Netze und
Material-/ Fremdleistungskosten stellen wesentliche Kosteneinflussfaktoren
dar. Weitere bedeutsame Kostenanteile stellen die Personalkosten, die
kalkulatorischen Abschreibungen und Eigenkapitalverzinsungen dar. Mit
zunehmender GroBe des Netzes nehmen die relativen Anteile der Material-
und Personalkosten an den Gesamtkosten aufgrund von Degressions-
/Synergieeffekten tendenziell ab.

Die als dauerhaft nicht-beeinflussbaren Kostenbldcke (§11 ARegV) nicht
der Regulierung unterliegenden Bereiche ~vorgelagerte
Netze/Vergutungen an dezentrale Einspeiser, Verluste™ machen ca. 18-28
% der Gesamtkosten aus.
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Aufteilung Kosten BAB Netzbetreiber 40.000 Hausanschliisse
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Aufteilung Kosten BAB Netzbetreiber ca. 7.000 Hausanschliisse
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Aufteilung Kosten BAB Netzbetreiber ca. 4.000 Hausanschliisse (1)
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DE-bezogene Kosten wie Vertragskosten und sonstige Transaktionskosten,
zusatzliche Betriebsfuhrungskosten sowie evtl. NetzverstGrkungs- bzw. -
ausbaukosten, die sich in einmalige und konfinuierliche Kostenblbcke
aufteilen lieBen, werden im Kostenerhebungsbogen fur Stromnetzbetreiber
bislang nicht separat erfasst, sondern verteilen sich auf die
Kostenkategorien Material-, Personal- und sonstige betriebliche Kosten
(OPEX) und im Falle der Akfivierung auf die CAPEX-Blécke. Ihre
Anerkennung hangt davon ab, ob die Regulierungsbehodrde diese Kosten
als Kosten des Teils 2, Abschnift 1 der Stromnetzentgeltverordnung
anerkennt, die nach §21 Abs. 2 EnNWGE denen eines effizienten und
strukturell vergleichbaren Netzbeftreibers entsprechen mussen, unter
Berlcksichtigung von Anreizen fur eine effiziente Leistungserbringung und
einer angemessenen, wettbewerbsfdhigen und risikoangepassten
Verzinsung des eingesetzten Kapitals. In der gegenwdartigen Praxis gibt es
dazu keine einheitliche Vorgehensweise und somit erhebliche Spielrume
der Behdrde.
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4.2.3 Effizienzvergleich

Der Effizienzvergleich zwischen den Netzbetreibern hat zum Ziel, individuelle
Effizienzvorgaben fur diejenigen Netzbetreiber zu ermitteln, die im Vergleich
zu den effizientesten hinternerhinken. Nach §16 ARegV sollen die im
Vergleich ermiftelten Ineffiziienzen nach zwei Regulierungsperioden — also
nach 10 Jahren — abgebaut sein.

Im Juli verlautbarte die Bundesnetzagentur (BNetzA 2008), dass die durch-
schnittliche Effizienz der deutschen Stromnetzbetreiber zwischen 90-92%
liegt, d.h. es mussen innerhalb von 10 Jahren lediglich 9% Ineffizienzen
abgebaut werden.

Far die ersten beiden Regulierungsperioden wurden die
Vergleichsparameter

Anzahl der Anschlusspunkte
FlGche des versorgten Gebietes
Leitungslange

»  zeitgleiche Jahreshdchstlast
als Korrekturfaktoren berdcksichtigt (§13 Ab. 4).

Zusatzlich kann die Anzahl und Leistung von Anlagen zur Erzeugung von
Strom aus Wind- und solarer Strahlungsenergie berucksichtigt werden (§13
Abs. 3 Nr. 6). Nicht berlcksichtigt werden jedoch mogliche weitere
Kostentreiber, wie zum Beispiel die tatsdchliche Nutzungsdauer.

Ein bereinigter Effizienzwert nach §15 Abs. 1 AREgQV, der individuellen
Besonderheiten des Netzbetreibers Rechnung tragt, greift erst bei einer
Kostenabweichung nach oben um 3%. Eine solche Abweichung ist der
Regulierungsbehdrde belastbar zu begranden.

In ihrem Bericht vom Juni 2006 hat die Bundesnetzagentur in Deutschland
grundsafzlich  bestatigt, dass die Infegration von (dezentralen)
Erzeugungsanlagen eine kostensteigernde Wirkung auf die Netze hat. In
Ziffer 1040 heiBt es dort (BNetzA 2006):

.Die Erkenntnis, dass in der Anschlusselbbene von Erzeugungsanlagen
mit nennenswerten Mehrkosten zu rechnen ist, hat auch die far
Mittelspannungsnetze durchgefluhrte Untersuchung bestatigt. Hier
haben sich in dem betrachteten Mittelspannungsnetz Mehrkosten
von rund 5% bei einer Gesamtkapazitdt der dezentralen
Erzeugungsanlagen etwa in Hohe der Jahreshdchstlast dieses Netzes
ergeben. Diese Mehrkosten fallen, wie zu erwarfen ist und durch eine
weiterfUhrende Untfersuchung bestatigt werden konnte, in der Praxis
noch hdéher aus, da Erzeugungsanlagen im Gegensatz zu der obigen
.Grane-Wiese"-Betrachtung in der Regel in ein bereits bestehendes
Neftz zu integrieren sind.”
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Folgerichtig wurden “Erzeugungsanlagen als Netzanschlusse®™ als
Kostentreiber und damit als notwendiges Strukturmerkmal beim
Effizienzvergleich identfifiziert (Tabelle 16, S.134). Wie oben ausgefuhrt, liegt
es jedoch im Ermessen der Regulierungsbehoérde, ob ein Strukturmerkmal
zur Berdcksichtigung von DE-Kostenwirkungen zur Anwendung kommt oder
nicht (,Kann-Bestimmung™).

4.2.4 Die Anpassungsformel

Die Startwertanpassung innerhalb der Regulierungsperiode wird kunftig
uber eine Anpassungsformel erfolgen, die eine Obergrenze fur die
Gesamterldse (Revenue Cap) der Netzbetreiber festlegt.

Diese Formel hat folgende Gestalt:

VPI

E()f :KA(FHZ}I +(KAW[)O +(l I ) KA[;O) (IPIO

PFJ-EE +0,

Im Hinblick auf den Ausbau dezentraler Erzeugung sind folgende beiden
Aspekte in der Formel hervorzuheben:

1. Damit kurzfristige Mengenschwankungen unter einem Revenue-Cap
nicht zu einer — vor allem aus Kundensicht — unerwunschten Volatilitat
der Entgelte fUhren, soll ein Regulierungskonto der Netzbetreiber
eingerichtet werden. Der Saldo des Regulierungskontos wird jahrlich
verbucht und im letzten Jahr der Regulierungsperiode saldiert. Der
Saldo wird dann gleichmdBig auf die neue Regulierungsperiode
aufgeteilt und in die dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten (KAano)
einbezogen.

2. Zur BerUcksichfigung nachhaltiger Mengendnderungen wird der
Revenue-Cap um Erweiterungsfaktoren (EF) ergdnzt. Diese erfassen
die Verdnderung wesentlicher kostentreibender Elemente innerhalb
der Regulierungsperiode.

zul.

Die Einfuhrung eines Regulierungskontos zum Ausgleich kurzfristiger
Mengenschwankungen ist vor allem unter Anreizgesichtspunkten sehr
positiv zu bewerten. Der Mengenausgleich wdare beim Revenue-Cap-
Ansafz zwar grundsdtzlich auch unmittelbar Uber eine Anderung der
Netfzentgelte moglich, aber faktisch wlrde von dieser Moglichkeit nur bei
gravierenden Abweichungen Gebrauch gemacht. Insofern wadrden die
Netzbetreiber eher bestrebt sein, Mengenschwankungen - und hier vor
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allem  Unterschreitungen der Mengenprognose innerhalb  der
Regulierungsperiode - aktfiv entgegenzuwirken. Dies wurde sich
insbesondere gegen die Eigenerzeugung als auch gegen die Redlisierung
von Areal-/Objektnetzen richten. Durch das Regulierungskonto wird der
Anreiz zur Erreichung der Mengenprognose erheblich relativiert, wenn er
auch nicht vollstdndig ausgeschaltet werden kann, da niedrige spezifische
Netzentgelte sicherlich ein eigenstdndiges Ziel bleiben werden, das auch
beim Revenue-Cap weiterhin von der Menge der durchgeleiteten kWh
abhdngt. Gleichwohl bietet der Kontoausgleich zum Beginn der ndchsten
Regulierungsperiode den Netzbetreibern die Sicherheit, dass sich
MengeneinbuBen nicht zwangsldufig in GewinneinbuBen niederschlagen.

Zu 2.

Nachhaltige Verdnderungen im Netzgebiet fuhren hdufig zu hdheren
Kosten. Ohne unmittelbare Berlicksichtigung dieser Anderungen innerhalb
der Regulierungsperiode koénnte der Anreiz fur den Netzbetreiber
entfstehen, sie zu verhindern oder zu verzogern — jedenfalls wlrde er sie
nicht offensiv verfolgen. Ein Beispiel dafur sind zusatzliche NetzanschlUsse
durch neue dezentrale Erzeugungsanlagen, die mit zusatzlichen Kosten
verbunden sind. Die Neutralisierung dieser Anreize ist der wichtigste Aspekt
bei der Einfuhrung von Erweiterungsfaktoren nach § 10 ARegV: der
Kostenausgleich ké&nnte ohne solche Elemente ja auch in der ndchsten
Periode erfolgen. Grundlage fur diese so genannte Hybridisierung der
Revenue-Cap-Regulierung mit  kostenbasierten Elementen st die
|dentifizierung der wesentlichen Kostentreiber und ihre regelmdBige
quantitative Uberprafung.

Insgesamt sind beide Ansatze in der ARegV - Regulierungskonto und
Erweiterungsfaktor - grundsatzlich geeignet, Negativanreize far die
Netzbetreiber im Hinblick auf Kosten- und Mengeneffekte dezentraler
Stromerzeugung weitgehend zu neuftradlisieren. Im ndchsten Abschnift
analysieren wir, ob der Erweiterungsfaktor in der aktuellen Ausgestaltung
tatsachlich zur Berucksichtigung der DE-Kosten genutzt werden kann. Die
gleiche Frage stellt sich in Bezug auf das Investitionsbudget und den
Investitionszuschlag.

4.2.5 Investitionsbudget, pauschalierter Investitionszuschlag
und Erweiterungsfaktor als Optionen zur
Kostenkompensation von dezentralen EE-Anlagen

Zur Berucksichtigung der aus dem weiteren Ausbau dezentraler Anlagen

resulfierenden zusatzlichen Kosten kommen grundsatzlich folgende
Moglichkeiten in Betracht:
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=  Genehmigung eines Investitionsbudgets nach § 23 Abs. 6 ARegV fur
Verteilnetzbetreiber far Erweiterungs- und Umstrukturierungsinves-
fitionen zur Integration von EE-/KWK-Anlagen

» Ansatz eines pauschalierten Investitionszuschlags nach § 25

» Berucksichtigung eines Erweiterungsfaktors nach § 10 ARegV

Die zum Anschluss notwendigen, vom Netfzbetreiber zu fragenden
Investitionskosten teilen sich auf in die Kostenkategorien Werteverzehr aus
Investitionen (Abschreibungen), Kapitalbindungskosten aus Invesfitionen,
Personalkosten aus Investitionen (Betreuung der Anlagen, des Netzes) sowie
Betriebskosten aus Investitionen. Da diese Kosten nicht explizit im Katalog
des § 11 Abs. 2 ARegV enthalten sind, stellen sie beeinflussbare Kosten dar,
die den Effizienzvorgaben unterliegen.

Allerdings sind sowohl die Investitionsbudgets nach § 23 als auch die
pauschalierten Investitionszuschldge nach § 25 ARegV als dauerhaft nicht
beeinflussbar definiert.

Investitionsbudget

Das Investitionsbudget erfasst nach § 23 Abs. 1 Nr. 2 und Abs. 6 ARegV
Investitionen aus der Integration von Anlagen, die dem EEG (und dem
KWKG) unterfallen und die nicht durch den Erweiterungsfaktor nach § 10
ARegV berucksichtigt werden.

Dabei sind die mit der Investition verbundenen Kapitalkosten unter
bestimmten Voraussetzungen genehmigungsfahig, wenn durch die
Investition erhebliche Kosten verursacht werden. Hiervon ist auszugehen,
wenn sich durch die MaBnahmen die Gesamtkosten des Netzbetreibers
nach Abzug der dauerhaft nicht-beeinflussbaren Kostenanteile um
mindestens ein halbes Prozent erhdhen.

Kapitalkosten in diesem Sinne sind gemdB § 14 Abs. 1 Nr. 3 ARegV
insbesondere marktubliche Fremdkapitalkosten, kalkulatorische
Abschreibungen und die kalkulatorische Eigenkapitalverzinsung.

Damit beziehen sich die Investitionsbudgets ausdricklich nur auf Kapital-
kostensteigerungen; die Kostensteigerungen bei den laufenden Kosten
sowie der erhbhte Befriebsaufwand aufgrund der ungunstigeren
Netzstruktur werden hierbei nicht bertcksichtigt.

Zudem ist fraglich, ob einzelne MaBnahmen zusammengefasst werden
kobnnen oder ob der Nachweis der Erheblichkeit fur jede einzelne
MaBnahme erforderlich ist. Insbesondere im Bereich der
Ortsnetzverstdrkung kénnen die angefallenen Kosten hdufig nicht der
Integration einer einzelnen dezentralen Anlage zugeordnet werden.
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Pauschalierter Investitionszuschlag

Auf Anfrag kdénnen vom Netzbetreiber bis zu einem Prozent der
Kapitalkosten nach § 14 Abs. 1 Nr. 3 iV.m. Abs. 2 ARegV in die
Erlbsobergrenze einbezogen werden. Dieser Kostenersatz erscheint nicht
geeignet, die durch dezentralen Ausbau verursachten Kostensteigerungen
sachgerecht in die Erlésobergrenze einflieBen zu lassen. Die Begrenzung auf
lediglich 1 % der standardisierten Kapitalkosten erscheint nicht ausreichend:
dies sind beim befrachteten Netzbetreiber in Beispiel 4.2.7 rund 15 T€ pro
Jahr. Alleine aus dem Verhdltnis der enfstandenen Mehraufwendungen in
Hbhe von rund 600 T€ (die zudem in den Folgejahren voraussichtlich noch
stark ansteigen werden) und dem Hochstbetrag des pauschalierten
Investitionszuschlages (rund 15 T€) wird ersichtlich, dass dieses Instrument zur
Kompensation der Mehrkosten nicht ausreicht. Zudem beschrénkt sich der
pauschalierte Investitionszuschlag ebenfalls ausschlieBlich auf die
Kapitalkosten, Erhdhungen der laufenden Betriebskosten werden nicht
berlcksichtigt.

Erweiterungsfaktor

Voraussetzung fur seine Gewdhrung ist, dass sich die Versorgungsaufgabe
nachhaltig dndert. Dies soll der Fall sein, wenn sich einer oder mehrere der
in Abs. 2 genannten Parameter (Fldche des versorgten Gebiets, Anzahl der
Anschlusspunkte, Jahreshbchstlast) dauerhaft und in erheblichem Umfang
andern, wobei es als erheblich gilt, wenn sich hierdurch die Gesamtkosten
abzuglich der dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten um mindestens ein
halbes Prozent ernbhen.

Die nachfolgend in Beispiel 1.2.7 beschriebenen Kostensteigerungen
aufgrund der Integration von EEG-Anlagen werden nur unzureichend Uber
den Erweiterungsfaktor bertcksichtigt, da § 10 der ARegV sich erkennbar
nur auf die Versorgungsaufgabe bezieht. Insbesondere die Kriterien Fldche
des versorgten Gebiets/Anzahl der Anschlusspunkte wird sich durch die
Integration weiterer EE-Anlagen kaum in dem geforderten dauerhaften
und erheblichen Umfang andern. Ein Einfluss kann sich bei dem Kriterium
Jahreshochstlast ergeben, das sich gemdaB Anlage 2 der ARegV jedoch
ausschlieBlich auf die Umspannebene bezieht. Dabei kdnnen die
entstehenden Kosten fur den Anlagenanschluss/Nefzausbau stark von den
durch den Erweiterungsfaktor zusdtzlich genehmigten Kosten abweichen,

Im Katalog der begunstigten Anderungen der Versorgungsaufgabe zur
Gewdhrung eines Erweiterungsfaktors ist der zusdtzliche Anschluss und
Ausbau der dezentralen Erzeugung nicht explizit genannt und wird auch
kaum von den dort genannten Parametern mit erfasst (vgl. auch die
Formel in Anlage 2 ARegV). Damit scheidet der Ansafz eines
Erweiterungsfaktors hierfUr de facto aus.
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Durch Regelungsermdchtigung des § 32 Abs. 1 Nr. 3 ARegV wdre die
Aufnahme weiterer Faktoren durch die Regulierungsbehérde moglich, die
im Erweiterungsfaktor zu berUcksichtigen sind. Allerdings ist bislang die
Berlcksichtigung der Kosten dezentraler Einspeisung nicht explizit
vorgesehen. Und von den in §10 Abs. 3 ARegV aufgezdhlten Faktoren
werden die Investitionen, die durch DE ausgeldst werden, wie dargestellt
nicht abgedeckt.

4.2.6 Analyse des vereinfachten Verfahrens in der
Anreizregulierungsverordnung mit Hinblick auf die
Anreizwirkung zum Ausbau dezentraler Energien

Die Anreizregulierungsverordnung sieht in § 24 ein vereinfachtes Verfahren
fur Netzbetreiber vor, an deren ElektrizitGtsverteilernetz weniger als 30.000
Kunden unmittelbar oder mittellbar angeschlossen sind. Als Anschluss gilt die
Zahl der physischen AnschlUsse im Sinne von Netzanschlusspunkten.

Dabei ist das vereinfachte Verfahren als Wahlrecht ausgestaltet, das auf
Antrag des Netzbetreibers in Anspruch genommen werden kann. Alternativ
verbleibt die Teilnahme am reguldren Verfahren, d.h. am Effizienzvergleich
nach den §§ 12 ff. ARegV.

Die Motivation zur Einfuhrung des vereinfachten Verfahrens liegt in der
Verringerung des regulatorischen Aufwands fur kleine Netzbetreiber.

Die Monopolkommission schatzt in ihrem Sondergutachten ,Strom und Gas
2007. Wettbewerbsdefizite und zdgerliche Regulierung”™ den Anteil der
Netzbetreiber, die die Mobglichkeit zur Teilnahme am vereinfachten
Verfahren haben, auf ca. 75% ((Monopolkommission 2007), Tz. 598/599).
Nach Schdatzungen des VKU haben hiervon ca. 90 % das vereinfachte
Verfahren gewdhlt. Damit haben die Regelungen zum vereinfachten
Verfahren erhebliche Bedeutung fur den Erfolg der Anreizregulierung in den
ersten beiden Regulierungsperioden.

Das vereinfachte Verfahren unterscheidet sich hinsichtlich der Ermittlung
der Erlésobergrenzen systematisch zundchst nicht von dem reguldren
Verfahren. Hinsichtlich der Anreize fur Netzbetreiber zum weiteren Anschluss
dezenftraler Stromerzeugungsanlagen ergeben sich hieraus demnach keine
systematischen Unterschiede zu den Anreizwirkungen des reguldren
Verfahrens.

Bei beiden Verfahren findet zur Bestimmung der Erlbsobergrenzen die
Regulierungsformel nach Anlage 1 zur ARegV Anwendung. Jedoch werden
beim vereinfachten Verfahren einige der in die Formel einflieBenden
Variablen teilweise determiniert, d.h. exogen vorgegeben.
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Die wesenflichen Parameter der Regulierungsformel sind neben dem die
Hohe der ansetzbaren Kosten beeinflussenden Effiziienzwert die
Preissteigerungsrate, der Produkfivit&tsfaktor, der Erweiterungsfaktor und ein
Qualitatsfaktor.

Kernpunkt des vereinfachten Verfahrens ist die stafische Vorgabe eines
Effizienzwertes fUr die jeweilige Regulierungsperiode.

FUr die erste Regulierungsperiode betrdgt der vorgegebene Effiziienzwert
87.5%.

Far die zweite Regulierungsperiode wird der bundesweit ermittelte
gewichtete durchschnittliche Effizienzwert der am Effizienzvergleich
feiinehmenden Netzbetreiber aus der ersten Regulierungsperiode
vorgegeben. Dabei kann sich die Gewichtung an Parametfern wie
Mengen, Erlbsen, Zahl der Z&hlpunkte oder Kunden erfolgen.

Der Effizienzfaktor findet in der Regulierungsformel zur Bestimmung der
Erlbsobergrenzen gemdaB Anlage 1 zur ARegV in Form der Abgrenzung der
vorubergehend nicht-beeinflussbaren und der beeinflussbaren Kosten
sowie des Verteilungsfaktors fur den Abbau der Ineffizienzen
Berucksichtigung (§§ 11 Abs. 3.4 /15 Abs. 3/16 ARegV). Dabei hat der
Abbau der Ineffizienzen Uber zwei Regulierungsperioden, d.h. tber 10 Jahre
zu erfolgen. Der Verteilungsfaktor wird hierzu im ersten Jahr zu einem
Zehntel angesetzt und in jedem Folgejahr um ein Zehntel erhdht, so dass im
letzten Jahr die vorgegebene Effizienz erreicht wird.

Der Effizienzfaktor beeinflusst gemdaB § 11 Abs. 3 der ARegV die H6he der
vorubergehend nicht-beeinflussbaren Kosten und damit die Hohe der als
DifferenzgroBe verbleibenden beeinflussbaren Kosten im Sinne des § 11
Abs. 4 ARegV. Letztere werden als ineffizient befrachtet und sind daher
innerhallbb des Regulierungszeitrahmens abzubauen. Ein Effizienzfaktor von
100% wurde bedeuten, dass alle beeinflussbaren Kosten angesetzt werden
durften.

Die dauerhaft nicht-beeinflussbaren Kosten werden hierdurch nicht
tfangiert.

Im vereinfachten Verfahren werden diese Kosten pauschalierend mit 45%
der nach § 14 Abs. 1 Nr. 1 ARegV zu ermittelnden Gesamtkosten festgelegt.
Wie obige Kostenstrukturen gezeigt haben (s. 170-172), erscheint dieser
Wert tfendenziell hoch.

Die Vorgabe von 87,5% bedeutet also, dass innerhalb von 10 Jahren 12,5%
der beeinflussbaren Kosten abzubauen sind, mithin im ersten Jahr 1,25%
dieser Kosten, im zweiten Jahr 2,5% usw. Im letzten Jahr ist dann das
Einsparziel von 12,5% erreicht,
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Weitere Einflussfaktoren des Terms ,beeinflussbare Kosten und
vorubergehend nicht-beeinflussbare Kosten™ sind die Entwicklung der
Verbraucherpreise, der Produkfivitdtsfaktor und der Erweiterungsfaktor.

Uber die Teilnahme am vereinfachten Verfahren muss jeder Netzbetreiber
anhand seiner individuellen nicht dauerhaft beeinflussbaren Kosten sowie
seines erwarteten Effizienzfaktors entfscheiden. Liegen diese Werte
unterhalb der pauschal vorgegebenen Werte, wird er auf eine Teilnahme
am reguldren Verfahren verzichten und das vereinfachte Verfahren
wahlen.

Wie bereits zu 1.2.5 ff. herausgearbeitet wurde, verursacht der zunehmende
Anschluss von dezentralen Erzeugern an das Netz beim Netzbetreiber
zusatzliche Kosten und verringerte Einnahmen aus Netfznutzungsentgelten.
In der derzeitigen Situation bestehen also fur die Netzbeftreiber eher
negative Anreize zum weiteren Anschluss und Ausbau der dezentralen
Erzeugung. Die Anreizwirkungen fur die verstarkte Integration dezentraler
Optionen sind im vereinfachten Verfahren noch schlechter als im reguldren
Verfahren:

»  Anpassungen der Erlbsobergrenze innerhalb der Regulierungsperiode
nach §4 Abs. 3 Satz 2 von nicht-beeinflussbaren Kostenanteilen nach
§11 Abs. 2 sind bis auf Punkt 4 (erforderliche Inanspruchnahme
vorgelagerter Netzebenen) im vereinfachten Verfahren nicht
vorgesehen (vgl. dazu nachfolgenden Kasten).

» Eine Bereinigung des Effizienzwertes aufgrund individueller
Besonderheiten nach §15, Abs. 1 und 2 ARegV ist fur das
vereinfachte Verfahren ausgeschlossen.

» Ein zusdtzliches Qualitdtselement nach §19  ARegV, das
beispielsweise geeignet wdare, die effiziente Integration dezentraler
Anlagen in das Netfz zu honorieren, ist hier grundsdtzlich nicht
vorgesehen.

= Nach §23  Abs. 6 sind Investitionsbudgets auch  far
Verteilnetzbetreiber vorzusehen, wenn es um die Integrafion von
EEG- und KWKG-Anlagen geht. Im vereinfachten Verfahren ist diese
Moglichkeit der Kostenerstattung ausdricklich gestrichen worden.

Insgesamt erschwert damit das vereinfachte Verfahren die Neutralisierung
negativer Anreize seitens der Netzbetreiber gegenuber dem Ausbau
dezentraler Anlagen im Verfahren der Anreizregulierung erheblich.
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Der Teufel steckt im Detail - Anreizprobleme im vereinfachten Verfahren

Nach §11 Abs. 2 Nr. 1 gelten gesetzliche Abnahme- und
Vergutungspflichten  (z.B. EEG-Vergutung) «als dauerhaft  nicht-
beeinflussbare Kosten. Das gleiche gilt nach §11 Abs. 2 Nr. 8 fur
Vergutungen  fur  dezenftrale Einspeisungen nach §18 der
Stromnetzentgeltverordnung (,vermiedenen Netznutzungsentgelte™).

Im vereinfachten Verfahren ist nach §24 Abs. 3 geregelt, dass eine jahrliche
Anpassung der Erlésobergrenzen auf Grund von Verdnderungen der nicht-
beeinflussbaren Kosten keine Anwendung findet (einzige Ausnahme: die
erforderliche Inanspruchnahme vorgelagerter Netzebenen). Das bedeutet,
dass ein Netzbetreiber, der sich fur das vereinfachte Verfahren entschieden
hat, innerhalb einer Regulierungsperiode keine Mobglichkeit besitzt,
Uberschreitungen seiner Kostenprognosen fur die nicht-beeinflussbaren
Kosten zu kompensieren. Ein konkretes Beispiel: Ein Investor mdchte im
Netzgebiet eine groBe Biomasse KWK-Anlage bauen, deren Errichtung zu
Beginn der Regulierungsperiode nicht vorhersehbar war. Der Netzbetreiber
ist nach §18 StromNEV verpflichtet, dem Anlagenbetreiber vermiedene
Nefznutzungsentgelte  zu  verguten, hat aber wdhrend  der
Regulierungsperiode keine Mdglichkeit, entstehende Zusatzkosten uber die
Netfzentgelte zu refinanzieren. Mithin hat er einen sehr hohen Anreiz, die
Errichtung dieser Anlage zumindest bis zum Ende der Regulierungsperiode
zu verzogern, um keine finanziellen EinbuBen zu erleiden.

Das gleiche gilt generell fur alle dezentralen Anlagen in seinem Netzgebiet,
die Vergutungen beziehen und denen direkt oder indirekt vermiedenen
Netznufzungsentgelte gezahlt werden. Ein wirtschaftlich agierender
Netzbeftreiber hat demnach stets einen sehr hohen Anreiz, die Prognose fur
dezentrale Einspeiser in  seinem Netzgebiet, die zu Beginn der
Regulierungsperiode in die Festlegung der Erlbsobergrenze einflieBt, zu
unterbieten, d.h. dezentrale Einspeisung nach Méglichkeit zu verhindern.

Dieses Problem ist erkannt und vom Bundesrat am 15. Februar
dahingehend aufgegriffen worden, dass auch im vereinfachten Verfahren
eine jahrliche Anpassung der Vergutungen fUr dezentrale Einspeisungen
nach §18 der Stromnetzentgeltverordnung erfolgen soll (Einbeziehung von
§11 Abs. 2 Nr. 8). Der Beschluss des Bundesrates ist vom Bundeskabinett am
12. Mdrz bestatigt worden.
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4.2.7 Ausgewdhltes Beispiel zu den Auswirkungen der
Anreizregulierung auf die Netzentgelte bei verstarktem
Anschluss dezentraler Energien

Anhand des nachfolgenden Beispiels wird deutlich, dass die
Anreizregulierung mitunter erhebliche negative Auswirkungen auf die
Netzbetreiber hat, in deren Netzgebieten verstdrkt dezentrale
Stromerzeugungsanlagen errichtet werden.

Insbesondere werden bei der Kostenanerkennung folgende Aspekte nicht
ausreichend berucksichtigt:

e zunehmende Entsorgungsfunktion des Netzes statt der klassischen
Versorgungsfunktion

e zu geringe Anpassungsmoglichkeiten der Erlésobergrenzen aufgrund
des Zubaus von Erzeugungsanlagen nach dem Erneuerbare-
Energien-Gesetz  (nachfolgend: EEG-Anlagen) wdhrend der
Regulierungsperioden

Aufgrund des verstarkten Zubaus von EEG-Anlagen insbesondere in
l&Gndlich gepragten Gebieten ergibt sich hdufig die Notwendigkeit des
Netfzausbaus in Gebieten, in denen bisher keine Energieversorgung erfolgte
oder die eigenfliche Versorgungsaufgabe deutlich schwdcher
dimensionierte Netzanlagen erforderte. Durch die Integration der EEG-
Anlagen besteht somit die Notwendigkeit zum Netzausbau, zu dem der
Netzbeftreiber gesetzlich verpflichtet ist.

Ausgangssituation

In dem von uns betrachteten Beispielnetz mit vergleichsweise hohem
Anschluss-grad von EE-Anlagen an das Verteilnetz (ca. 1/3 der
Energieabgabe wird aus EE eingespeist), ergeben sich durch die
Anreizregulierung stark negative Effekte aus dem zus&tzlichen Anschluss
von EE an das Netz.

Bei dem betrachteten Netz handelt es sich um ein ElektrizitGtsverteilnetz,
wie es fur weitrdumig gegliederte ldndliche Rdume typisch ist. Das Netz
erstreckt sich Uber eine Fldche von rund 400 km2, versorgt ca. 20.000
Kunden bzw. rund 40.000 Einwohner und weist eine Jahreshdchstlast von
rund 30 MW auf. Die installierte Kapazitadt sdmtlicher EEG-Anlagen belief
sich in 2006 auf rund 35 MW. Die gesamte Energieabgabe betrug im Jahr
2007 rund 180 Mio. kWh, die eingespeiste Energiemenge durch EEG-
Anlagen belduft sich auf rund 67 Mio. kWh.

Im Netzgebiet des betrachteten Netfzbetreibers dominieren derzeit
Windkraftanlagen, die Leistungen zwischen 0,6 und 3 MW je Anlage
aufweisen.
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Rechtliche und wirschaftiche Anderungsdynamik erfordert schnell
steigende Anschlussinvestitionen

FUr die ndchsten Jahre wird mit einem weiteren erheblichen Zubau von
EEG-Anlagen gerechnet, da sich einerseits mehrere Projekte bereits kurz vor
der Readlisierung befinden und zudem aufgrund der Novellierung des EEG
mit einem verstarkten Zubau von EEG-Anlagen gerechnet werden muss.

Alleine fur das Jahr 2008 wird aktuell mit einem Zubau von EEG-Anlagen mit
einer Gesamtleistfung von rund 16 MW gerechnet, entsprechende
Anfragen bezuglich des Netzanschlusses liegen bereits vor.

In den letzten Jahren ist ein verstarkter Zubau von Photovoltaikanlagen zu
verzeichnen. Hierbei ist zu unterscheiden zwischen groBflGchigen
Freifldchenanlagen in der GroBenordnung von mehreren MW und kleinen
Dachanlagen auf Wohn- und Wirtschaftsgebduden. Wdhrend sich die
Freifldchenanlagen auf wenige Standorte konzentrieren, sind die
Dachanlagen durch eine Vielzahl von Anlagen und Anschlusspunkten
gekennzeichnet.

Der weitere Ausbau im Bereich der Dachanlagen ist in den vorgenannten
Werten noch nicht enthalten, da fur derartige Projekte in der Regel keine
Anschlussanfragen vor der Projektplanung erstellt werden.

Aufgrund der ldndlichen Lage des Netzes und dem sich in jungster Zeit
verscharfenden Strukturwandel in der Landwirtschaft ist in nachster Zeit
zudem mit einem deutlichen Zubau im Biomassebereich zu rechnen, da
durch die weitere Kurzung der Zuckerquoten erhebliche Fldchen frei
werden und anderweitig genutzt werden kdnnen.

Im betrachteten Netz werden aktuell Uberwiegend Windkraffanlagen
betrieben, die bereits seit IGngerem in Betrieb sind. Sollte die EEG-Novelle
einen entsprechenden finanziellen Anreiz fur Repowering-MaBnahmen
sefzen, ist davon auszugehen, dass bestehende Windkraffanlagen gegen
leistungsstarkere  Anlagen ausgetauscht werden, wodurch sich die
installierte Kapazitdt und die eingespeisten Energiemengen nochmals
deutlich erhbhen warden.

Zusammengefasst kann daher fur die Zukunft von einer erheblichen
Ausweitung sowohl der installierten KapazitGten als auch der eingespeisten
Energiemengen ausgegangen werden. Dadurch wird sich kurz- bis
mittelfristig die Situation ergeben, dass die eingespeisten EEG-Mengen die
Abgabe an Letztverbraucher Ubersteigen.

Erhebliche, EEG-bedingte Zusatzkosten durch das Auseinanderfallen von
Versorgungs- und Entsorgungsaufgabe

Besonders hervorzuheben ist, dass im betrachteten Netz die EEG-Anlagen
nicht in rdumlicher N&he zu den Verbrauchsschwerpunkten errichtet
worden sind, sondern sich natadrlicherweise am Windangebot orientiert
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haben. Dadurch ergibt sich die Notwendigkeit, in erheblichem Umfang in
Gebieten des Versorgungsgebietes Netzinfrastruktur vorzuhalten, die fur die
eigentliche Versorgungsaufgabe nicht bendtigt wird.

Im Vergleich zur gesamten Energieabgabe an Letfztverbraucher ergibt sich
so eine sehr hohe Einspeisung aus EEG-Anlagen. Diese kann nur zum Teil im
eigenen Netz verbraucht werden kann, so dass ein RuUcktransport ins
vorgelagerte Netz erforderlich wird. Hierdurch sowie durch die raumlich
stark verstreuten und von den Verbrauchsschwerpunkten entkoppelten
Standorte der EEG-Anlagen besteht die Notwendigkeit, die eingespeisten
EEG-Mengen weitrdumig im Netzgebiet zu transportieren und die hierfur
erforderliche Netzinfrastruktur vorzuhalten. Demgegenuber erbringen die
EEG-Anlagen nur eine sehr geringe Vermeidungsleistung, in 2007 belief sich
diese beispielsweise auf nur knapp 2 MW, was darauf zurdckzufuhren ist,
dass die Einspeisung durch die EEG-Anlagen vorwiegend in lastschwachen
Zeiten erfolgt.

Das Netz wird daher in weiten Teilen von einem reinen Versorgungsnetz zu
einem ,Entsorgungsnetz”, das in seiner Dimensionierung nicht mehr auf die
hochste Stromabgabemenge an Letztverbraucher ausgerichtet ist, sondern
so dimensioniert werden muss, dass der sichere Abtransport der
eingespeisten EEG-Mengen jederzeit sichergestellt werden kann. Hinzu
kommt, dass die EEG-Anlagen (mit Ausnahme der Dach-Anlagen) im
Regelfall weitab von den Verbrauchsschwerpunkften errichtet werden, so
dass zum Abtransport der erzeugten Energie Netzbestandteile errichtet
werden mussen, die eine reine Entfsorgungsfunktion wahrnehmen und zur
DurchfUhrung der Versorgungsaufgabe nicht bendtigt werden. Auch im
ubrigen Teil des Netzes sind aufgrund der hohen Energiemengen
umfangreiche Verstdrkungen erforderlich, dies betrifft neben den Mittel-
spannungsleitungen auch Ortsnefze, die aufgrund der Installation einer
Vielzahl von kleineren Photovoltaikanlagen an ihre KapazitGtsgrenze
stoBen.

Neben den Investitionskosten bzw. den daraus resultierenden Kapitalkosten
fur Netzausbau- bzw. NetzverstarkungsmaBnahmen fallen hier in
erheblichem Umfang Kosten fur den laufenden Befrieb sowie die
Verwaltung (Abrechnung und Beratung der EEG-Anlagenbetreiber) der
EEG-Anlagen an. So ergibt sich aufgrund der Umstrukturierung des Netzes
hin zu einem ,Entsorgungsnetz® eine Netzstruktur, die fur die reine
Versorgungsaufgabe nicht mehr optimal ist, da Betriebsmittel vorgehalten
werden, die fur die reine Versorgungsaufgabe nicht bendtigt werden.
Aufgrund der Verdnderung der Neftzstruktur und Netzdimensionierung
ergibt sich zudem eine Erhdhung des Betriebsaufwandes sowie der
Netzverluste, da das Netz fur eine Spitzenbelastung ausgelegt werden
muss, die aufgrund der unregelmdaBigen und nur schwer prognostizierbaren
Einspeisung durch die EEG-Anlagen nur fur kurze Zeit auftritt. Die meiste Zeit
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des Jahres ist das Netz somit Uberdimensioniert, mit entsprechenden
Folgewirkungen far die Betrielbbskosten.

In unserem Beispielfall ergeben sich hieraus EEG-bedingte, geschdtzte
j@hrliche Mehrkosten von ca. 600 T€, die sich aus zusatzlichen
Personalaufwendungen in Hohe von aktuell rund 160 T€, Kapitalkosten fur
EEG-bedingte Investitionen in H&he von rund 365 T€ sowie hdbheren
Betriebsaufwendungen in Hohe von rund 75 T€ zusammensetzen. Hierbei
wurden Vorfinanzierungseffekte aufgrund des Prognoserisikos noch nicht
berlcksichtigt. Diese Vorfinanzierungseffekte ergeben sich dadurch, dass
die  Kostenerstattung vom  Ubertragungsnetzbetreiper an  den
Verteilnetzbetreiber auf Basis einer Einspeiseprognose erfolgt, etwaige
daruber hinausgehende Erstattungsanspriche werden erst mit einer
zeitlichen Verzb6gerung von rund zwei Jahren ausgeglichen, bis dahin geht
die Vorfinanzierung zu Lasten des Verteilnetzbeftreibers.

Keine ausreichende Berilicksichtigung der wdhrend der
Regulierungsperiode eintretenden, EEG-bedingten Kostensteigerungen

Wie bereits erldGutert ist davon auszugehen, dass die EEG-bedingten
Mehrkosten in den Folgejahren aufgrund des weiter fortschreitenden
Anlagenausbaus erheblich zunehmen werden.

Verscharft wird diese Problematik durch die Tatsache, dass durch die
Teilnaohme am vereinfachten Verfahren nach § 24 der ARegV das
Kostenniveau des Kalenderjohres 2004 fur die Bestimmung der
Erlbsobergrenze der ersten Regulierungsperiode zu Grunde gelegt wird.
Eine Anpassung an zwischenzeitlich erfolgte Kostensteigerungen findet mit
Ausnahme eines Inflationsausgleichs nicht statt, ebenso werden die
zwischenzeitlich  getdtigten Investitionen nicht berlcksichtigt.  Eine
Aktualisierung der Kostendaten erfolgt lediglich alle funf Jahre. EEG-
bedingte Kostensteigerungen, die nach Abschluss des Kalenderjahres 2004
eingetreten sind, werden daher bei der Ermittlung der Netzentgelte fur die
erste Regulierungsperiode der Anreizregulierung nicht berdcksichtigt und
gehen vollstdndig zu Lasten des jeweiligen Netzbetreibers.

In diesem Zusammenhang muss erwahnt werden, dass die installierte EEG-
Anlagenkapazitdt und die aus diesen Anlagen erfolgte Energieeinspeisung
in 2004 deutlich unter den Werten des Jahres 2007 lag, so dass bereits zum
jetzigen Zeitpunkt erhebliche Kostenbestandteile und getdtigte
Investitionen nicht in den genehmigten Netzkosten enthalten sind.

Im bisherigen System der kostenbasierten Netzentgeltgenehmigung kann
der Netzbeftreiber davon ausgehen, dass seine EEG-bedingten Mehrkosten
in die Netzentgelte einflieBen, sofern es inm gelingt, diese der zustdndigen
Regulierungsbehdrde nachzuweisen. Ab dem Jahr 2009 werden die
Netzentgelte jedoch nicht mehr auf Basis der jeweiligen Kostendaten des
Einzelunternehmens ermittelt, sondern es findet ein Effizienzvergleich statt,
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der aus einer Gruppe strukturell vergleichbarer Unternehmen das
effizienteste Unternehmen ermitteln soll. Alle tbrigen Unternehmen erhalten
entsprechende Effizienzvorgaben (und damit Kostensenkungsvorgaben),
um ihre Kosten auf das Niveau des effizientesten Vergleichsunternehmens
abzusenken.

Keine ausreichende Berlicksichtigung struktureller Unterschiede der
Netzbetreiber hinsichtlich des Anschlussgrades von EEG-Anlagen an das
Netz

Im Rahmen des Effizienzvergleichs bestent aktuell die Gefahr, dass
strukturelle Unterschiede aufgrund von EEG-Einspeisungen nicht bzw. nicht
ausreichend berucksichtigt werden.

So konzentrieren sich die bisher von der BNetzA erhobenen Netzdaten
vorwiegend auf die Versorgungsaufgabe, eine Moglichkeit zur Abgrenzung
von Netzbestandteilen, die lediglich und ausschlieBlich dem Abtransport
von EEG-Energie dienen, findet nicht statt. Es besteht daher die akute
Gefahr, dass strukturell nicht vergleichbare Netze, mithin also reine
Versorgungsnetze und .Enfsorgungsnetze™ hinsichtlich ihrer
Betriebsmittelintensitdt miteinander verglichen werden, woraus sich
unzuléssige Effizienzvorgaben ergeben. Alternativ besteht zwar fur kleinere
Netzbetreiber die Mbglichkeit zur Teilnahme am vereinfachten Verfahren
nach § 24 der ARegV, bei dem keine Effizienzwertermittlung erfolgt, jedoch
werden auch im vereinfachten Verfahren die beantragten Netzkosten von
der Regulierungsbehdrde einem Kostenvergleich unterworfen. Es besteht
daher die Gefahr, dass EEG-bedingte Mehrkosten als angeblich ineffiziente
Kosten klassifiziert und nicht anerkannt werden.

4.3 Vorschlage zur Weiterentwicklung der
Anreizregulierung

Im dritten  Teil entwickeln wir eine Reihe von Vors"chlc'igen zur

Weiterentwicklung der Anreizregulierung, mit dem Ziel, die Uberlegungen

der ersten beiden Teile zu operationalisieren und damit eine bessere
Integration dezentraler Optionen in die Anreizregulierung zu ermoglichen.

4.3.1 Ergdnzung des Netzentgelterhebungsbogens

Im Rahmen des bislang in Deutschland praktizierten Netzentgeltverfahrens
Strom nach § 23a EnNWG werden die zu genehmigenden Kosten Uber einen
Netzentgelterhebungsbogen erfasst.
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In praxi fuhrt der Anschluss dezentraler Anlagen an das Netz zu zusatzlichen
Kosten des Netzbetreibers bspw. in den Bereichen Transaktions-
/Vertragsmanagement, Metering und Datenverwaltung, Prognosen,
Netzausbau- und  -verstGrkung oder  Ausgleichsenergie. Dieser
Zusatzaufwand kann zundchst mit den bestehenden Systemen und
Prozessen nicht abgedeckt werden und belastet den Netzbetreiber
finanziell.

Im akfuellen Netzentgelterhebungsbogen werden diese zusatzlichen
Kosten nicht separat erfasst, sondern mussen gemeinsam mit den anderen
Kostenarten und —-trdgern eingegeben werden. Dabei ist eine Zuordnung zu
Spannungsebenen oder zum Bereich Messung und Abrechnung
erforderlich, was die Eingabe solch zusatzlicher Kosten erheblich erschwert.

Damit besteht grundsdtzlich die Gefahr, dass derartige Kosten, die in die
abgefragten Kostenarten einflieBen, als Uberndht definiert und gekurzt
werden, da eine Zuordnung zu EE-Anlagen nicht eindeutig moglich ist.
Insbesondere  Netzbetreiber mit einem  vergleichsweise hohen
Anschlussgrad an EE-Anlagen sind hiervon betroffen.

Dies wiegt um so schwerer, als nach § 6 der Anreizregulierungsverordnung
(ARegV) das dem Netzentgeltverfahren zu Grunde liegende Kostenniveau
als Ausgangsbasis zur Bestimmung der Erlésobergrenze in der ersten
Regulierungsperiode herangezogen wird und somit wdhrend der
Regulierungsperiode nicht angepasst werden kann.

Um keinen negativen Anreiz hinsichtlich des Anschlusses von EE-Anlagen an
das Netz zu erzeugen, wdare es sinnvoll, derartfige Kosten kurzfristig in den
Entgelterhebungsbogen mit aufzunehmen bzw. nachzuerheben und bei
der Genehmigung grundsdatzlich zu bertcksichtigen.

Dies kdbnnte in den Zeilen 156 ff. des Erhebungsbogens Strom unter den
nachrichtlichen Erluterungen erfolgen oder durch separate Erhebungen.
Alternativ kbnnte auch eine neue Spalte in den Erhebungsbogen eingefugt
werden, die gleichberechtigt neben den Spannungsebenen bzw. dem
Komplex Messen/Abrechnung stent.

Der Beschluss der Bundesnetzagentur uber die Erhebung von Daten zur
Ermittlung der Effizienzwerte vom 20.11.2007 sieht Angaben nur fur die
Netzbetreiber vor, die nicht am vereinfachten Verfahren teiinehmen. Fur
Teilnehmer an diesem Verfahren musste daher eine gesonderte Losung in
Bezug auf die Datenerhebung gefunden werden.

Neben der Nennung der verschiedenen Kostenarfen und der
Untferscheidung in OPEX und CAPEX sind weitere Angaben wie bspw. die
geleistete Arbeit der EE-Anlagen (installierte Leistungen werden bereifs
abgefragt) oder Merkmale der rdumlichen Verteilung geeignete
Parameter, um die strukturellen Kostenunterschiede der Verteilnetzbetreiber
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aus dem unterschiedlichen Anschlussgrad von  EE-Anlagen  zu
dokumentieren. Empfohlen wird daher insbesondere die Aufnahme
folgender Daten bzw. Strukturparameter fur EE-Anlagen:

e OPEX nach Kostenarten analog Erhebungsbogen
e CAPEX

e Anzahl der Anlagen

e |eistung der Anlagen

e Geleistete Arbeit der Anlagen

e RAumliche Verteilung der Anlagen

Problematisch erscheint eine eindeutige Aufteilung der operativen Kosten
(OPEX) in EEG-/KWKG-induzierte und sonsfige Kosten. Hier werden
SchlUsselungen erforderlich sein, die ebenso nachvollziehbar und plausibel
sein mussen wie bereifts in der bisherigen Erfassungsstruktur. Die CAPEX-
Kosten durften eindeutig identifizierbar sein.

Denkbar wdre grundsatzlich auch die Ermittlung von pauschalen
Kostenansdtzen nach Anzahl der angeschlossenen Anlagen und der
angeschlossenen Leistung/ Arbeit der Anlagen, wie dies beispielsweise in
England der Fall ist.

Mittel- und langfristig wdre eine explizite Aufnahme der Kostenkategorien in
die Stromnetzentgeltverordnung wunschenswert, die die Unsicherheiten fur
die Netzbetreiber beseitigen wurde.

Analog der Vorgehensweise in den anderen Bereichen ist auch den EE-
induzierten Kosten der Nutfzen aus solchen Anlagen fur den Netzbetreiber
gegenuber zu stellen. Dies kann wie bereits im Erhebungsbogen
vorgesehen Uber die Erfassung der Ertrge erfolgen. Entweder schldgt sich
der Nutzen ndmlich in im Zeitablauf wieder sinkenden Kosten nieder, die
dann zu erfassen wdren, oder aber in Ertrdgen, die den Kosten gegen
gerechnet werden mussen.

Fraglich ist im System der Anreizregulierung weiterhin, wie die so ermittelten
.Netto-Kosten™ dem System von beeinflussbaren bzw. dauerhaft nicht
beeinflussbaren Kosten zugeordnet werden kbnnen. Sofern dem
Netzbetreiber durch den Anschluss von EE-Anlagen zusdtzliche Kosten
entfstehen und er zum Anschluss dieser Anlagen verpflichtet ist, kbnnte man
zunachst davon ausgehen, dass diese Kosten aus Sicht des Netzbetreibers
dauerhaft nicht beeinflussbar sind. Schwieriger werden dann allerdings
Fragen, die auf maogliche Skaleneffekte bzw. Lerneffekte oder auch
Effizienzeffekte beim Netzbetreiber hin zielen und die dazu fuhren, dass
mittelfristig zumindest ein Teil der Kosten eben doch beeinflussbar sein
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durfte. Zumindest eine Zuordnung des CAPEX zu den dauerhaft nicht
beeinflussbaren Kosten erscheint aber nachvollziehbar und sachgerecht.

4.3.2 Kostenpauschalierung

Um auch fur den Bereich der EE-induzierten Netzkosten Effizienzanreize zu
setzen, reicht die Ermittlung und Anerkennung der nachgewiesenen Kosten
nicht aus. Vielmehr besteht im Rahmen der Anreizregulierung der Anspruch,
nur diejenigen Kosten anzuerkennen, die fur eine effiziente
Leistungserstellung unabdingbar sind bzw. die sich bei Wettbewerb
einstellen wurden.

Dieser Anspruch Iasst sich am ehesten durch die Anerkennung von Kosten-
pauschalen einldsen, die auf effizienten Losungen beruhen.

In einer der wenigen vorliegenden empirischen Analysen wurde bei der
Kostenpauschalierung zwischen einmaligen Kosten pro Anlage und
laufenden Kosten pro Anlage/Jahr unterschieden (vgl. (D6rsam 2007)).
Zudem wurden Anlagen unter 100 kW und gréBeren Anlagen bis 1 MW
getrennt betrachtet. Generell wurde bestatigt, dass im Wesentlichen der
Anlagentyp und die AnlagengroBe die sperzifischen, durch dezentrale
Erzeugungsanlagen verursachten Kosten beeinflussen. Neben einmaligen
initialen Kosten zwischen rund 1.000 und 10.000 Euro pro Anlage machten
hierbei die jahrlichen laufenden Kosten bei kleinen Anlagen noch einmal
zwischen 5 und 10% der initialen Kosten aus, bei gréBeren Anlagen bis zu
20%.

Diese Kostenpauschalierungen sind sicherlich weiter zu untersuchen und zu
differenzieren. In  GroBbritannien beispielsweise werden von der
Regulierungsbehdérde OFGEM 1,56 £/kW und Jahr far dezentrale
Erzeugungsanlagen auf die Erlésobergrenze aufgeschlagen, um die damit
verbundenen zusatzlichen Kosten fur die Netzbetreiber abzudecken (.
dazu Kapitel 1.2). Die Erlbésobergrenze wird um zusétzlich £ 1 pro kW und
Jahr erhdht, um dardber hinaus Kosten von Netzbetrieb und -unterhalt zu
berdcksichtigen. Diese Werte sind sicherlich nicht ohne weiteres auf
Deutschland Ubertragbar.

Einen ersten groben Anhaltswert fur die GréBenordnung der DE-induzierten
Mehrkosten gibt die Bundesnetzagentur, die von Mehrkosten von rund 5%
bei einer Gesamtkapazitdt der dezentralen Erzeugungsanlagen etwa in
Hbhe der Hochstlast des Netzes ausgeht (Bundesnetzagentur 2006, S.134).
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4.3.3 Definition von Strukturmerkmalen

Wenn dem Netzbetreiber die DE-spezifischen Kosten nicht als ,dauerhaft
nicht-beeinflussbare Kosten™ erstattet werden, muss diesem zusatzlichen
Leeinflussbaren™ Kostenblock beim Effizienzvergleich Rechnung getragen
werden. Dieser Fall kann allerdings nur dann auftreten, wenn bei der
Kostenanerkennung keine Pauschalierung angewendet wird, sondern die
tatsGchlichen DE-spezifischen Kosten in Ansatz gebracht werden.?’ In
diesem Fall bedarf der Effizienzvergleich einer Korrektur durch ein oder
mehrere geeignete Strukturmerkmale, damit dieser zusatzliche Kostenblock
nicht falschlicherweise als UberflUssig und damit ineffizient identifiziert wird.

Ausgangspunkt der Definition geeigneter Strukturmerkmale wdare die
Zuordnung der anfallenden Zusatzkosten zu ihrer Verursachung. Die
folgende Tabelle gibt einen entsprechenden Uberblick:

Kostenkategorie Verursachung durch

Vertragskosten / Messkosten / Anzahl der Vertragspartner, d.h.

sonstige Transaktionskosten in der Regel Anzahl der An-
lagen

Abwicklung von Férderungen Anzahl und Art der Anlagen

Erhohte Anzahl der Anlagen, Einspeise-

Betriebsfuhrungsaufwendungen und Leistungscharakteristika

Eventuelle Netzverstarkungs- bzw. | Einspeiseleistung der Anlagen
-ausbaukosten inkl. im Verhdltnis zur Netzhdchstlast
Netzleitsysteme

Es gelten grob die folgenden beiden Zusammenhdnge:

e Je gréBer die Anzahl der dezentralen Anlagen im Netzgebiet, desto
hdher die zusaizlichen laufenden Betriebbskosten (OPEX).

e Je hdoher die (zeitungleiche) Einspeiseleistung im Verhdlinis zur
Netzhdchstlast und je stochastischer, desto wahrscheinlicher der
Anfall zusatzlicher Investitionskosten beim Netzbetreiber (CAPEX).

27 Die Kostenpauschalierung gibt dem Netzbetreiber bereits genigend Effizienzanreize, so
dass der betreffende Kostenblock beim Effizienzvergleich auBen vor bleiben kann.

Seite 229 von 266



izes. :Zb_H

Institut fOr ZukunftsEnergieSysteme

Daher bietet es sich an, zumindest zwei Strukturmerkmale zur Relativierung
des einfachen Effizienzvergleichs zu definieren:

| Strukturmerkmal far hdhere OPEX-Kosten: Anzahl der Anlagen

Il. Strukturmerkmal fur potenziell hoéhere Kapitalkosten: gesamte
(zeitungleiche) Einspeiseleistung im Verhdltnis zur Netzhdchstlast im
Netzgebiet

Eine empirische Analyse auf der Grundlage von 143 Netzbeftreibern kam
hingegen zu dem Ergebnis, dass die dezentral installierfe Gesamtleistung
am besten mit den Kosten der Netzbetreiber korreliert (Muller 2008).

Insgesamt musste es das Bestreben sein, ein aggregiertes Strukturmerkmal
festzulegen, dass alle DE-relevanten Parameter sinnvoll zusammenfasst.
Dies ist nicht nur methodisch ein Uberaus ehrgeiziges Unterfangen, hinzu
kommt, dass die Kosten der DE-Integration stark von der individuellen
Situation des Verteilnetzes und der zu integrierenden Anlage abhdngt.

Wurde man sich auf eines der oben genannten Strukturmerkmale
festlegen, musste man sich dartber im Klaren sein, dass

» die Nutzungsdauer der Anlagen unberucksichtigt bleibt (im Extremfall
kdnnten es sogar Anlagen sein, die gar nicht betrieben werden)

» die rGumliche Verteilung ausgeblendet wird
» die Netzebene, in die eingespeist wird, keine Rolle spielt.

Diese grundsdatzlichen Defizite, verbunden mit der Schwierigkeit, belastbare
Daten zusammen zu tragen und durch die Bundesnefzagentur bzw. die
Landesregulierungsbehdrden Uberprdfen zu lassen, legen zu diesem
Zeitpunkt den Schluss nahe, dass eine pauschalierte Kostenanerkennung,
wie sie in UK schon praktiziert wird, der pragmatischere und praktikablere
Ansatz ist und daher der Erweiterung des Effizienzvergleichs um ein oder
mehrere Strukturmerkmale vorzuziehen ist.

4.3.4 Umsetzung Artikel 14/2 Systemoptimierung

Grundiagen und Probleme

Die EU-Kommission verpflichtet in ihrer Binnenmarktrichtlinie Elektrizitdt vom
Juni 2003 dazu, die Netzbetreiber Uber ihre angesprochene Neutralisierung
hinaus als aktive, ,optimierende™ Akteure anzusehen und ihnen ent-
sprechende Aufgabenstellungen zu Ubertragen. Dort heiBt es in Artikel 14
Abs. 7:
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.Bei der Planung des Verteilernetzausbaus bertcksichtigt der
Verteilernetzbetreiber Energieeffizienz-/Nachfragesteuerungsmagi-
nahmen und/oder dezentrale Erzeugungsanlagen, durch die sich
die Notwendigkeit einer Nachrustung oder eines Kapazitdtser-
satzes erdbrigen kénnte.

In Deutschland wurde diese Vorgabe in den § 14, 2 EnNWG Ubernommen,
wo es heilt:

.Bei der Planung des Verteilernetzausbaus haben Befreiber von
Elektrizitatsverteilernetzen die Mdoglichkeiten von Energieeffizienz- und
NachfragesteuerungsmaBnahmen und dezentralen
Erzeugungsanlagen zu berlcksichtigen. Die Bundesregierung wird
ermdchtigt, durch Rechtsverordnung ohne Zustimmung des
Bundesrates allgemeine Grundsatze fur die Berltcksichtigung der in
Safz 1 genannten Belange bei Planungen festzulegen.™

Diese rechfiliche Vorgabe ist auch die Grundlage fur den in Kapitel 2.1
dargestellten Netzbetreibertyp des ,Systemoptimierers’. Auch die
einzelwirtschaftliche Betrachtung in Kapitel 2.2 basiert auf dieser Vorgabe.
Dort haben wir bereits darauf hingewiesen, dass der regulatorische
Unterbau, der fur eine prakfische Umsetzung dieses Paragraphen
notwendig ist, bislang fehlt. Als Folge ist es oft auch in den Fdllen, in denen
dezentrale Optionen einzelwirtschaftlich  gunstiger sind, far den
Netzbetreiber beftriebswirtschaftlich aftraktiver, auf den Netzausbau zu
setzen. Dabei sind die folgenden konkreten Probleme zu nennen:

e Esist unklar, ob der Netzbetreiber die laufenden Vergutungen an die
Anlagenbetreiber zur Verhinderung oder zumindest Verzdgerung
einer Aufstockung der Netzanschlussleistung in die
Netznutzungsentgelte einrechnen darf.

e Falls der Netzbeftreiber die Aufstockung der Netzanschlussleistung
bevorzugt, auch wenn die Kosten dieser Variante die Kosten einer
Loésung mit dezentralen Optionen Ubersteigen, ist unklar, ob er die
Differenzkosten in die Netznutzungsentgelte einrechnen darf oder
nicht ("Untfersagung™).

e Wie wird das Risiko bewertet, das der Netzbetreiber eingeht, wenn er
sich auf Dritte im Hinblick auf die sichere Abdeckung der Netzlast
verlassen muss? Wer tragt die Kosten, falls die involvierten Dritten inrer
Verantwortung fur die Versorgungssicherheit nicht gerecht werden
und die Anlagen nicht zur VerflGgung stehen?

e Dabei spielen auch die unterschiedlich langen InvestitionszeitrGume
fur dezentrale Anlagen und Netz eine Rolle. Dass mit dezentralen
Optionen nicht eine Investitionsentscheidung fur Jahrzehnte mit
entsprechenden versunkenen Kosten getroffen werden muss und
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man gegebenenfalls relativ  flexibel zum Beispiel auf sich
verdndernde Nachfrage reagieren, mag aus gesamtwirtschaftlicher
Sicht ein Vorteil sein. Fur den Netzbetreiber kann die kulrzere
Lebensdauer der von Dritten betriebenen dezentralen Optionen
jedoch das Risiko bergen, dass er sich in eine Abhdngigkeit von
diesen Anlagen begibt und seine Versorgungsaufgabe nicht mehr
wahrnehmen kann, wenn die dezentralen Anlagen auBer Befrieb
gehen.

Prinzipiell solltfen die Netzbetreiber verpflichtet werden, die Vorgabe des
§ 14,2 EnWG umzusetzen. So werden zum Beispiel Netzbetreiber in
GroBbritannien in ihrer Lizenz daozu verpflichtet, die in der britischen
Fallstudie  beschriebene  ,Engineering Recommendation” P 2/6
anzuwenden, und bei der Netzplanung den moglichen Kapazitatsbeitrag
dezentraler Kraftwerke nach der in P 2/6 festgelegten Methode zu
bertcksichtigen.

Allerdings wird ein reiner ,command and control’ Ansatz mindestens aus
den folgenden Grunden nicht ausreichen, um den § 14,2 EnWG in der
Praxis zu implementieren:

e FUr ein umfassendes Monitoring musste die Regulierungsbehdrde in
der Lage sein, den Entscheidungsprozess des VNB datenmdaBig zu
unterfuttern und im Detail nachzuvollziehen. Dies birgt die Gefahr
eines Mikromanagements der Netzbetreiber mit dem Anspruch der
Behoérde, die Skonomischen Parameter jeder Einzelentscheidung im
Rahmen der Systemoptimierung nicht nur nachvollziehen, sondern
auch bewerten zu kénnen. Ein solches Mikromanagement ist unter
ordnungspolitischen und &konomischen Gesichfspunkten nicht nur
nicht gewUnscht, sondern wegen der grundsdtzlich bestehenden
Informationsasymmetrie  zwischen Regulierungsbehdrde  und
Netzbetreibern auch nicht praktisch durchfUhrbar.

e Die Bewertung des Kostenvergleichs zwischen dezentralen Optionen
und netzseitigen MaBnahmen wird zusdtzlich durch folgende
Faktoren erschwert: Erstens sind die DE-Kosten, die zusatzlich dadurch
anfallen, dass Netzinvestitionen ersetzt werden, zu unterscheiden von
den netzseitigen Gesamtkosten der Dbeteiligten dezentralen
Optionen. In die Bewertung sollten folglich nur diese zusdtzlichen
Kosten einflieBen, die notwendig sind, um die Anlagen so aufzurlsten
und zu betreiben, dass sie netzseitige Investitionen ersetzen kénnen.
Zweitens werden netzseitige Investitionen i.A. nicht durch eine
dezenfrale Anlage ersetzt, sondern mehrere Anlage und erzeugungs-
und nachfrageseitige MaBnahmen muassen zusammenwirken. Der
Kostenvergleich muss entsprechend dieses Portfolio umfassen.
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e Ein systemoptimierender Abwdagungsprozess beruhrt fundamental die
Frage der Versorgungssicherheit und -zuverlassigkeit. Wird dieser
Prozess von dritter Seite nicht nur eingefordert, sondern auch
detailliert nachgepruft und bei fehlender oder unkorrekter
DurchfUhrung moglicherweise sanktioniert, d.h. wenn eine dritte Seite
in Investitionsentscheidungen der Netzbetreiber eingreift und
Vorschriften erlasst, die sich vom geplanten Vorgehen der
Netzbetreiber unterscheiden, geht ein Teil der Veranftwortung far die
Versorgungssicherheit und —zuverldssigkeit auf diesen Dritten — in der
Regel den Staat - Uber. Wenn man aber grundsatzlich private, auf
Renditebasis wirtschaftende Netzbetreiber zuldsst, muss diese
Verantwortung und damit das Investitionsrisiko in Ganze bei ihnen
bleiben.

Anreizbasierte Umsetzung

Aus diesen Uberlegungen heraus kommt nur ein Anreizsystem fUr die
Netzbetreiber in Frage, das ihnen die Systemoptimierungsentscheidungen
vollstandig uUberldasst und sie fur “gute®™ Entscheidungen finanziell belohnt.
Daher ist es notwendig, die bislang eher tfechnisch inspirierte
Herangehensweise an eine Systemoptimierung im Sinne des § 14, 2 EnWG
mit einer 6konomischen Rationalitdt zu hinterlegen.

Diese Uberlegungen sprechen auch daflr, kein spezielles Regime im
Rahmen der Anreizregulierung zu etablieren fur die Umsefzung des
§ 14,2 EnNWG, d.h. fur dezentrale Optionen, die Netzinvestitionen ersetzen
konnen. Vielmehr sollten die allgemeine Regulierung der Netzentgelte und
die dargestellten speziellen Mechanismmen fur dezentrale Optionen soweit
wie moglich genutzt werden, um den Netzbetreibern Anreize fur die
Umsetzung des § 14, 2 EnWG zu geben.

Anzustreben ist damit ein Regime, bei dem alle dezentralen Optionen den
gleichen Regeln unterliegen und bei dem der Regulierungsbehdrde nicht
die Aufgabe aufgeblrdet wird, zwischen allgemeinen DE-Kosten und
solchen Kosten zu unterscheiden, die durch § 14,2 EnNWG verursacht
worden sind. Gegen ein spezielles Regime spricht auch, dass in der Praxis
die Regulierung zusdatzlicher DE-Kosten weit mehr Relevanz hat als die
Umsetzung des § 14, 2ENWG - wie im Projekt OPTAN auch das
Praxisbeispiel der Stadtwerke Schwdabisch Hall gezeigt hat.

Zur Diskussion verschiedener Regulierungsansdtze zur Umsetzung von
14,2 EnWG rufen wir in der folgenden Abbildung noch einmal die zuvor
unterschiedenen Fdlle in Erinnerung, an die auch die Netzbetreibertypen
anknuUpfen. Bei dem hier betrachteten Fall 4 geht es darum, Kosten im Neftz,
die ohne DE vorhanden gewesen wdren, mit Hilfe von DE zu reduzieren —im
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Gegensatz zu Fall 3, wo die durch DE entstandenen zusdtzlichen Kosten
reduziert werden sollen.

Kosteneinsparung gegeniiber
Netzausbau durch Integration
der Anlagen in den Netzbetrieb

Netz-
Erweiterungs-
Kosten durch DE

Spezifische
Regulierung
der DE-
Kosten

Allgemeine
Regulierung
der Netz-

investitionen

J

1) Netzkosten 2) Netzkosten mit 3) Reduktion zusétzlicher 4) Ein Teil der DE
ohne DE DE, konventioneller ~ DE-Kosten durch kann Netzkosten
DE-Anschluss Netzintegration reduzieren

Abbildung 4-8: Netzkosten dezentraler Optionen und prinzipielle
Handlungsmoglichkeiten des VNB

Im Gegensatz zur oben beschriebenen allgemeinen Regulierung der
Netzkosten dezentraler Optionen, wo es um die Regulierung von DE-
Zusatzkosten geht, geht es hier um die regulatorische ErschlieBung einer
moglichen Kostenreduktion im Netz. Die Regulierung entscheidet dardber,
wie diese Kostenreduktion zwischen Netzbetreiber und Netznutzer aufgeteilt
wird. Kommt der Effizienzgewinn nur den Netznutzern zugute und macht es
fur den VNB im gegebenen Regulierungskontext betriebswirtschaftlich
keinen Unterschied, ob er die einzelwirtschaftlich optimale oder eine
andere Variante wdahlt, ist davon auszugehen, dass er der bewdhrten und
fur ihn Ubersichtlicheren Option des Netzausbaus den Vorzug geben wird,
bei der er keine zusdtzlichen Vertragsbeziehungen mit Dritten eingehen
muss und sich auf bewdhrte Netzlbsungen verlassen kann.

Bei der dallgemeinen Darstellung der Anreizregulierung und der
regulatorischen Umsetzung von Fall 3 ,Akfiver Netzbetreiber™ haben wir in
Kapitel 2.1.3 bzw. 2.1.4 bereits dargestellt, dass preisbasierte Mechanismen
den VNB einen Anreiz zur Kostenreduktion geben koénnen, indem
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Netzbeftreiber einen Teil des Effizienzgewinns einbehalten kénnen. Da es
auch im Falle des 14, 2 EnNWG um eine Kostenreduktion geht und fur den
VNB ein Anreiz geschaffen werden soll, diese Kostenreduktfion zu
implementieren, sollfen prinzipiell auch hier preisbasierte Elemente zum
Einsatz kommen. Werden Netzinvestitionen dagegen kostenbasiert
reguliert, profitieren nur die Netzkunden von einer Optimierung nach
14,2 EnWG, nicht aber die Netzbetreiber. Wdhrend kostenbasierte
Elemente bei der Regulierung der DE-Zusatzkosten also eine wichtige
flankierende Rolle einnehmen, um Netzbeftreiber gegen das Kostenrisiko
abzusichern und negative Anreize zu neutradlisieren, sind sie weniger
geeignet fur die Regulierung der Reduktion von Netzkosten durch DE.

Preisbasierte Regulierung der Netzinvestitionen: Investitionsbudget

Da die Kostenreduktion nun aber nicht mehr bei den DE-induzierten Kosten
erzielt wird, sondern bei den allgemeinen Netzinvestitionen, sollte der
preisbasierte  Mechanismen entsprechend auch dort ansefzen. Eine
preisbasierte Regulierung der Investitionskosten im Netfz kann prinzipiell
durch die Vorgabe eines individuellen Investitionsbudgets flr jeden
Netzbeftreiber umgesetzt werden. Der Netzbetreiber wird dann automatisch
bestrebt sein, im ureigensten Interesse die optimalen Entscheidungen zu
fallen. Allerdings sind mit diesem Ansatz zwei Fragen verbunden, die
sorgfdltig bedacht werden mussen:

a) Wie wird der Umfang des Budgets fur jeden Netzbetreiber ermittelt?

) Wie wird dem starken Anreiz begegnet, das Budget mdglichst wenig
auszuschépfen und dadurch den Gewinn zu erhdhen ?

ZU Q)

|dealerweise wird das notwendige Investitionsbudget fur Netzbetreiber an
Hand von Vergleichskennzahlen als Gesamtbudget festgelegt. Diese
Kennzahlen kénnten grundsatzlich aus theoretischen Modellnetzanalysen
gewonnen werden, angereichert um empirische Werte. Dabei sind die
Kostentreiber der capital expenditures/CAPEX (z.B. Leitungsldnge, Zahl der
Anschlusse, Netzhdchstlast ete.) zu analysieren und mit Investitionsvolumina
uber definierte Nutzungsdauern zu hinferlegen. Bei der erstmaligen
Festlegung der Budgets sind die unterschiedlichen Abschreibungszyklen
und Akfivierungspraxen zu berlcksichtigen. Die Festlegung umfasst die
gesamte Regulierungsperiode, ist also innerhalb dieses Zeitraums fur die
Netzbeftreiber disponibel. Zu Kidren ist, inwieweit mogliche dezentraler
Optionen ex-ante bei der Festlegung des Budgets bereits berucksichtigt
werden. Kostenreduktionen werden bei der Festlegung des Budgets fur die
nachste Regulierungsperiode an die Netzkunden weitergegeben.
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Zu b)

Die Vorgabe eines Budgets ohne Nachkalkulation und Abschdpfung des
Saldos zwischen genehmigtem und tatsdchlich verausgabtem Budget birgt
fur den Netzbetreiber den inhdrenten Anreiz, das Budget moglichst wenig
auszuschépfen und das Delta als Gewinn zu vereinnahmen. Damit
verbunden ist der Anreiz, Investitionen zu verzdgern und zu verschleppen.
Daher muss die Budgetvorgabe zwingend mit einer sorgfdltigen und
strengen Qualitatsregulierung einhergehen, die die Aufrechterhaltung bzw.
Verbesserung der Versorgungssicherheit und —qualitat im Netzbereich zum
Ziel hat. Zu diesem Zweck sind entsprechende Qualitdtskennziffern zeitnah
und  kontinuierlich  zu Uberprifen und Unterschreitungen von
Mindeststandards zu sanktionieren.

Bei einer kostenbasierten obligatorischer Abschépfung des Saldos ginge
der Anreiz fur den Netzbetreiber, das Budget modglichst opfimal zu
verausgaben, vollstdndig verloren. Im Gegenteil wdre er stets bestrebt, das
Budget vollstdndig auszuschdpfen, da ihm ein Saldo in der ndchsten
Periode von seinen Entgelten abgezogen wurde. Im Hinblick auf unser Ziel,
dem Netzbeftreiber ein Anreizsystem zur Systemoptimierung zu geben, kdme
diese Variante daher nicht in Betracht.

Insgesamt ist beim Ansatz eines Investitionsbudgets noch zu beachten, dass
eine Ruckkopplungsschleife zur Anreizregulierung dahingehend besteht,
dass eine mogliche Veralterung der Netzanlagen (die gerade noch die
Qualitatsstandards einhalten) in der Regel zu einer Erhdhung der laufenden
Betriebskosten (v.a. Wartung) fuhrt. Insofern gibt es einen ,break even
point™ zwischen zusatzlichen CAPEX- und OPEX-Kosten, der nicht auf Dauer
zu Lasten héherer OPEX-Kosten Uberschritten werden sollte. Es ist Aufgabe
der Anreizregulierung, hier die entsprechenden OPEX-
Rafionalisierungssignale zu sefzen.

Wechselwirkung zwischen Regulierung der Netz- und der DE-Kosten

Ein Investitionsbudget fur die Netzbetreiber ist ein Mechanismen, der alle
Netzinvestitionen abdeckt, nicht nur solche, die durch dezentrale Optionen
reduziert oder verschoben werden kbnnen. Die Enfscheidung Uber einen
solchen Mechanismus wird folglich nicht nur aus der Perspektfive der
Umsetzung des § 14,2 EnNWG erfolgen, sondern zum Beispiel auch
beracksichtigen, ob damit insgesamt ein angemessenes Investitionsniveau
erzielt werden kann.

Ebenso zu berucksichtigen ist der Einfluss der oben beschriebenen
Regulierung zusatzlicher DE-Kosten. Denn in der regulatorischen Umsetzung
des § 14,2 EnNWG entsteht eine starke Wechselwirkung zwischen der
allgemeinen Regulierung der Neftzinvestitionen und der spezifischen
Regulierung der DE-Kosten im Netz - wie es in der obigen Abbildung durch
die Beschriftung am rechten Rand angedeutet wird. Da es gerade um die
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Reduzierung von Netzinvestitionen geht, die ohne DE anfallen wurden, geht
es hier sowohl um die Regulierung der DE-Kosten, die wie oben
beschrieben mit einem speziellen Regime reguliert werden kd&nnen, als
auch um die allgemeine Regulierung der Netzinvestitionen.

Fur die Anreizwirkung des VNB in Bezug auf die Umsefzung des § 14, 2 EnWG
ist es daher entscheidend, wie die beiden Regime gestaltet sind und
inferagieren. Davon hangt ab, wie sich die Regulierung der anfallenden
Kosten d&ndert, wenn ein VNB Kosten von den Netzinvestitionen zur
Sicherung der Leistungsbereitstellung durch DE verschiebt und wie sich die
DE-Option relativ zur Netzoption betriebswirtschaftlich darstellt. Die
folgende Tabelle zeigt im Uberblick, wie kosten- und preisbasierte
Regulierung fur die beiden Bereiche kombiniert werden kénnen und
welche Anreizwirkung daraus jeweils entstent,

Allgemeine Spezifische Anreizwirkung
Regulierung Regulierung
der Netzkosten | der DE-Kosten

Kostenbasiert Kostenbasiert DE-Kosten werden anerkannt und an Netzkunden
durchgereicht, Netzeinsparung aber wird ebenso
komplett an Netzkunden weitergereicht.

Kein spezieller Anreiz pro § 14, 2 EnWG

Kostenbasiert Preisbasiert Risiko erhdht sich fur den VNB durch § 14, 2 EnNWG.
Wdhrend Kosten far den Netzausbau
durchgereicht werden kénnen, tragt er bei den
DE-Kosten das Kostenrisiko. Da DE, die zur
Umsetzung von § 14,2 EnNWG genutzt werden,
gegenUber ,normalen’ DE auBerdem tendenziell
zusatzliche Kosten verursachen, IGuft der VNB
Gefahr, mit den Kosten Uber dem Benchmark zu
liegen. Einsparung bei den Netzinvestitionen wird
dagegen komplett an die Kunden
weitergegeben, VNB kann Netzeinsparung nicht
dazu nutzen, in der Gesamtbetrachtung den DE-
Benchmark zu schlagen.

Anreiz gegen Umsetzung § 14, 2 ENWG

Preisbasiert Kostenbasiert VNB kann beim Investitionsbudget einsparen,
gleichzeitig die DE-Kosten, die diese Einsparung
ermdglichen, durchreichen.

Starke Anreize fUr den VNB, § 14,2 EnWG
umzusetzen. Regulatorisch aber nicht akzeptabel.

Preisbasiert Preisbasiert Umsetzung § 14,2 ENWG lohnt sich far den VNB
dann, wenn DE-Kosten maximal um den Wert der
eingesparten Netzinvestitionen Uber dem DE-
Benchmark liegen.

VNB hat einen Anreiz, § 14, 2 EnNWG umzusetzen.
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Problem ist, dass eine rein preisbasierte
Regulierung fur DE insgesamt wie oben dargestellt
keine ausreichenden Anreize bietet.

Kostenbasiert Hybrid aus | Im Prinzip wie oben kostenbasiert/preisbasiert,
Kosten- und | Anreiz gegen Umsetzung § 14, 2 EnWG.
preisbasiert

Preisbasiert Hybrid aus | Ein Teil der DE-Kosten, die zur Netzeinsparung
Kosten- und | fihren, kdnnen durchgereicht werden; beim
preisbasiert preisbasierten Element der DE-Regulierung trégt

der VNB aber das Risiko der DE-Kosten, das durch
die tendenziell hdheren Kosten von DE nach
§ 14,2 EnWG erhodbht wird. Dadurch gibt diese
Kombination Anreize fUr § 14, 2 EnWG, ohne dass
die Netzkunden komplett die Kosten Ubernehmen
muassen.

Weiterer Vorteil: Hier kann das
Regulierungsregime genutzt werden, dass wir
oben allgemein fur die Regulierung der DE-Kosten
empfohlen haben.

VNB hat einen Anreiz §14-DE zu suchen, diese
mussen vom Regulierer aber nicht explizit als
solche identifiziert werden, da Belohnung des VNB
Uber die Wechselwirkung der beiden Regime
erfolgt

Tabelle 4-2: Interaktion der Regulierung von Neftzinvestitionen und DE-
Kosten

Insgesamt erscheint eine Kombination des hybriden Mechanismus, den wir
fur die allgemeine Regulierung der DE-Kosten empfohlen haben, und einer
preisbasierten  Regulierung der Investifionskosten geeignet, dem
Netzbetreiber auch Anreize far die Umsetzung des far § 14,2 EnWG zu
geben. Ein grundsdatzlicher Vorteil dieser Herangehensweise ist, dass kein
spezielles Regulierungsregime fur jene dezentrale Optionen geschaffen
werden muss, die Netzkosten einsparen kénnen. Der Regulierer muss
folglich auch nicht im Einzelfall beurteilen, welche Variante um wie viel
gunstiger ist. Mit Hilfe dezentraler Optionen Netzkosten einzusparen wird
vielmehr zu einer Effizienzoption fur den Netzbetreiber. Dass er einen Teil der
dabei entstehenden Kosten als DE-Kosten an die Netzkunden weiterreichen
kann, sollte ihm einen zusatzlichen Anreiz geben, diese Optionen zu nutzen.
Damit sollte auch das zusatzliche Risiko kompensiert werden, dass fur
Netzbetreiber enftstehen kann, wenn sie sich auf Dritte anstatt auf eigene
Netzlbsungen verlassen.

Voraussetzung ist natdrlich immer, dass alle zus&tzlichen Kosten, die dem
VNB dadurch entstehen, dass DE Netzkapazitdt ersetzen, von der
Regulierungsbehoérde auch anerkannt werden. Das Hauptproblem in der
Praxis wird dabei sein, wie diese Kosten im Einzelnen zu bewerten sind.
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4.3.5 Qualitatsregulierung

Ein Effizienzvergleich ohne Qualitdtsvergleich ist unzureichend, da niedrige
Netzentgelte noch nichts dartber aussagen, ob die Qualitdt den
Anforderungen genugt. Neben einen Kostenvergleich muss deshalb immer
auch ein Qualitatsvergleich treten. Ubliche Qualitaitskennziffern erfassen
zurzeit in erster Linie die Dimensionen Zuverldssigkeit und Servicequalitdt, Im
Einzelnen handelt es sich dabei um folgende Indizes:

e SAIFI (System Average Inferruption Frequency Index): Mittlere
Haufigkeit der Versorgungsunterbrechungen pro angeschlossenem
Kunden im Betrachtungszeitraum

e SAIDI (System Average Interruption Durafion Index): Miftlere Dauer
von Versorgungsunterbrechungen pro angeschlossenem Kunden im
Betrachtungszeitraum

e CAIDI (Customer Average Interruption Duration Index): Mittlere
Unterbrechungsdauer eines unterbrochenen Kunden

Die Einbeziehung dieser oder dhnlicher Kennziffern in die Anreizregulierung
kann uber ein Bonus-/Malus-System erfolgen, das entweder Belohnungen
oder Po6nalen nach vorgegebenen Staffelungen festlegt und in Form des
Q-Faktors in die Anpassungsformel (Revenue-Cap) integriert.

Nach § 19 ARegV orientieren sich die aktuellen Definitionen von Qualitats-
elementen  ausschlieBlich an  der Netfzzuverlassigkeit und  der
Netzleistungsfdhigkeit. Da die Einbindung insbesondere der stochastischen
EE in das Netz gegenuber konventionellen Netzen héhere Anforderungen
und damit hdhere Kosten fur die Sicherstellung der Zuverl&ssigkeit und
Leistungsfahigkeit des Netzes bedeuten, resultieren hieraus fur die
Netzbetreiber negative Anreize zur stdrkeren Integration von dezentralen
Anlagen, da entsprechende Bemuhungen keine zusatzlichen Netzentgelte
induzieren. Im vereinfachten Verfahren ist zudem die Anwendung von
Qualitatsfaktoren nach § 24 Abs. 3 ARegV nicht vorgesehen,

Es stellt sich die Frage, ob die Qualitatsregulierung eine Moglichkeit ist zur
Berucksichtigung von zusdtzlichen Kosten aus dem Anschluss und der
Integration dezentraler Anlagen. Dabei kbnnen prinzipiell mehrere
Qualitatsdimensionen unterschieden werden.

Zur  UnterstUtzung dezentraler  Einspeisungen  gehbren  zundchst
angemessene  Service- und  Dienstleistungen mit  dem @ Ziel,
Informationsdefizite und  Marktzutrittshemmnisse  abzubauen  sowie
Investitions- und Transaktionskosten far die Anlagenbetreiber zu senken.
Dabei geht es zum Beispiel um die Servicequalitat bei der Bearbeitung des
Anschlussbegehrens und beim Anschluss der dezentfralen Anlagen ans
Netz, die sich zum Beispiel darin ausdruckt, dass dem Befreiber der
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dezentralen Optionen zeitnah die bendtigten Informationen bereitgestellt
werden und das Anschlussbegehren insgesamt ohne Verzbgerung
bearbeitet wird. Diese Leistungen des ,neufralen Dienstleisters’ sollten
ebenfalls im Rahmen einer Qualitdtsregulierung honoriert bzw. eine
Unterschreitung von Mindeststandards sankfioniert werden.

DarUber hinaus kédnnte auch die Integration der Anlagen in das Netz als
eine Qualitatskennziffer definiert werden. So kbnnte der Beitrag der
dezentralen Optionen zur Reduktion der Bezugslast aus dem vorgelagerten
Netz oder die Nutfzung dezentraler Optionen als Alternative zum
Netzausbau als Qualitatskennziffer definiert werden. Hier ginge es um die
.Qualitdt der Integration’. Damit wurden die Leistungen des Aktiven
Netzbeftreibers und des Systemoptimierers in der Qualitdtsregulierung
erfasst. Da wir aber bereits im Rahmen der Diskussion um die Kombination
kosten- und preisbasierter Elemente dargestellt haben, wie dem
Netzbeftreiber Anreize zur effizienten Integration der dezentralen Optionen
gegeben werden kdnnen, halten wir es nicht fur erforderlich, Uber die
Qualitatsregulierung zusdtzliche Anreize zu schaffen, die ggf. auch zu einer
doppelten Anrechnung der Leistungen des Akfiven Netzbetreibers fUhren
kénnen.

4.3.6 Zahlungs- und Informationssirome zwischen VNB und
Anlagenbetreiber

4.3.6.1 Netzanschlussgebiihren

In Deutschland sind ,flache™ Anschlussgebuhren fur dezentrale Anlagen in
§13 EEG sowie in § 4 KWK-G gesetzlich festgelegt. In § 17, Abs. T EnNWG st
zudem festgelegt, dass der Netzanschluss von Erzeugungsanlagen Dritter
~angemessen, diskriminierungsfrei und transparent™ erfolgen soll. Im § 35
EnWG sowie den §§ 69-71 EnWG wird die Aufsicht des Anschlussgebuhren-
Regimes durch die Bundesnetzagentur (BNA) geregelt. Zusatzlich zu diesen
Regelungen sind noch die entsprechenden Regelungen der ,Verordnung
uber den Zugang zu ElektrizitGtsversorgungsnetzen (Stromnetzzugangs-
verordnung - StromNZV)" , die ,Verordnung Uber die Entgelte fur den
Zugang zu ElektrizitGtsversorgungsnetzen (Stromnetzentgeltverordnung -
StromNEV)" sowie die ,Verordnung Uber Allgemeine Bedingungen fur den
Netzanschluss und dessen Nutfzung fur die ElektrizitGtsversorgung in
Niederspannung™ (Stromnetzanschlussverordnung -StromNAV) zZu
berucksichtigen.

Grundsatzlich flieBen die AnschlussgebUhren, die den Netzkunden auf
einem separaten Preisblatt mitgeteilt werden, direkt vom Anlagen- zum
Verteilnetzbetreiber, wo sie im Rahmen der Netzentgeltregulierung als
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kostenmindernde Erlbse und Ertfrdge nach §9 Stromnetfzentgeltverordnung
berdcksichtigt werden.

Nach § @ Stromnetzanschlussverordnung ist der Netzbetreiber berechtigt,
vom Anschlussnehmer die Erstattung der bei wirtschaftlich effizienter
Betriebsfuhrung notwendigen Kosten fur

1. die Herstellung des Netzanschlusses,

2. die Anderungen des Netzanschlusses, die durch eine Anderung
oder Erweiterung der Kundenanlage erforderlich oder aus
anderen Grunden vom Anschlussnehmer veranlasst werden,

zu verlangen.

Die Kosten koénnen auf der Grundlage der durchschnittlich  fur
vergleichbare Fdlle entstehenden Kosten pauschal berechnet werden.

Insgesamt ergibt sich dadurch far den Verteilnetzbetreiber kein
unmittelbarer finanzieller Anreiz, den Anlagenbetreiber bei der Berechnung
der AnschlussgebUhren zu Ubervorteilen und dadurch moglicherweise ein
Zutrittshemmnis aufzubauen. Zudem haben die Regulierungsbehdrden die
Moglichkeit, die Hohe der NetzanschlussgebUhren einer entsprechenden
Prafung zu unterziehen.

Umstrittener sind Fragen nach der Festlegung des technisch und
wirtschaftlich  gunstigsten  Verknupfungspunktes, der wirtschaftlichen
Zumutbarkeit des Netzanschlusses sowie nach der Unverzlglichkeit der
Durchfuhrung dieses Anschlusses. Diese Fragen werden derzeit in einem
anderen Projekt fur das BMU insbesondere unter rechtlichen Aspekten
gepruft (vgl. IZES u.a.: Strom aus erneuerbaren Energien im Kontext des
aktuellen und kanftigen nationalen und europdischen
Energiewirtschaftsrechts (SEEKEr), Abschlussbericht voraussichtlich Ende
September 2008).

4.3.6.2 Entgelt fir dezentrale Einspeisung

4.3.6.2.1 Grundlagen

Die Kosten der Netznuftzung Strom werden in Deutschland zu 100% vom
abnehmenden Netznutzer nach der jeweils jdhrlich in  Anspruch
genommenen Hbchstlast der Netzkapazitdt aufgebracht. Der vielfach
vorgebrachte Vorschlag, die Netzentgelte nach der vorgehaltenen
Netzkapazitdt zu bestimmen, ist in den deutschen Rechtsrahmen nicht
aufgenommen worden. Einspeisende Netznutzer zahlen kein Netzentgelt.
Strom, der in die Netzebenen unterhalb der Ho6chstspannungsebene
eingespeist wird, vermindert die Einspeisung aus dem Hbchst-
spannungsnetz und entlastet so die Netzebenen, die der dezentralen
Einspeisung vorgelagert sind. In Einzelfdllen der Einspeisung, ndmlich im
Falle der verbrauchnahen Einspeisung, wird auch die Netfzebene der
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Einspeisung entlastet. Da dem abnehmenden Netznutzer die Netzentgelte
mit  Hilfe eines transaktionsunabhdngigen Punktmodells bis zur
Ho6chstspannungsebene berechnet werden, sind die Netznutzungsentgelte
fur den Letztverbraucher unabhdngig vom Grad der dezentralen
Einspeisung.

Dezentrale Einspeiser erhalten fur die Entlastung der vorgelagerten
Netzebenen ein Enfgelt (vNE). "Dieses Entgelt entspricht den durch die
jeweilige Einspeisung eingesparten Netznutzungsentgelten in  den
vorgelagerten Netzebenen'2¢ Das VNE war wiederholt Gegenstand
grundsdatzlicher Kritik. Diese zielte vor allem darauf, dass die Netzkosten
kurzfristig fast ausschlieBlich Fixkosten sind, und dass durch die dezentrale
Einspeisung und den verringerten Strombezug von ubergeordneten
Netzebenen praktisch keine Reduktion der Netzkosten stattfindet. Die vNE,
die in der Summe niedrigere Einnahmen der Netzbetreiber der
vorgelagerten Netzebenen zur Folge haben, fuhren deshallb dazu, dass die
spezifischen Netznutzungsentgelte steigen mussen, um die Netzkosten
abdecken zu kénnen (z.B. Lewald, Brendel 2005). Dadurch wiederum
werden auch die vNE zunehmen, was zu einer Steigerungsspirale der
Netznutzungsentgelte fuhren kann.

Mit Verabschiedung der Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV) sind in
§ 18 die Enfgelte fur dezenftrale Einspeisung (VNE) festgeschrieben und
damit der Konflikt um die Beeinflussung der Netzkosten durch dezentrale
Einspeisungen politisch entschieden.

4.3.6.2.2 Stromnetzentgeltverordnung StromNEV

MaBgeblich fur das Entgelt fUr dezentrale Einspeisung sind nach StromNEV
die tatsachliche Vermeidungsarbeit und die tatséchliche
Vermeidungsleistung sowie die Netzentgelte der vorgelagerten Netz- oder
Umspannebene, die fur jede Netfz- oder Umspannebene einzeln zu
ermitteln sind. Wahrend die Berechnung der Vermeidungsarbeit frivial ist
(sie entspricht der eingespeisten Strommenge), ist die Berechnung der
Vermeidungsleistung strittig. Im Wortlaut der StromNEV ist in § 18 (2) zur
Vermeidungsleistung konkretisierend definiert:

‘Die Vermeidungsleistung ist die Differenz zwischen der zeitgleichen
Jahreshochstlast aller Entfnahmen aus der Netz oder Umspannebene und
der Bezugslast aus der vorgelagerten Netz- oder Umspannebene im
Zeitpunkt der zeitgleichen Jahreshdchstlast in Kilowatt."

28 Verbdndevereinbarung Strom 1999.
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Mit der Festlegung der Berlcksichtigung der zeitgleichen Enthahmen aus
dem vorgelagerten Netz zum Zeitpunkt der hdchsten Enthahmen aus dem
Netz berucksichtigt die StromNEV nicht, dass zeitungleich ein hdherer Bezug
aus dem vorgelagerten Netz erfolgen kann, als zum Zeitpunkt der héchsten
Enthnahmen aus dem Netz, in das eingespeist wird. Die Definition der
Vermeidungsleistung in §18 (2) StromNEV ist somit energiewirtschaftlich
nicht sachgerecht. Energiewirtschaftlich sachgerecht ist die Betrachtung
nach Superposition, in der die Differenz aus der Netzbezugshbchstlast ohne
dezenftrale Einspeisung (verlustbehaftete Netzlast) und der Netzhdchstlast
mit dezentraler Einspeisung (tfatséchliche Netzbezugslast) unabhdngig von
den jeweiligen Zeitpunkten als Vermeidungsleistung bestimmt wird (siehe
Abbildung 4-9). Wesenflich bei der Emmitflung der tatsdchlichen
Vermeidungsleistung ist die Berucksichtigung einer maoglichen zeitlichen
Verschiebung der (verbleibenden) Netzhochstlast durch die dezentrale
Einspeisung. Im Ergebnis ist die Vermeidungsleistung nach Superposition
immer kleiner gleich der Vermeidungsleistung nach wortgetreuer
Anwendung der StromNEV. Mit der GréBe der dezentralen Einspeisung im
Verhdltnis zur Netzhdchstlast steigt der Unterschied der Ergebnisse der
beiden Berechnungswege.

18

Vermeidungsleistun&(Superposition)
16 {--- : ‘

Vermeidungsleistung ,
(§18 StromNEV) 7

-t
£

'y
N

Netzlast :
verlustbehaftei

Netzlast ——
® o

Netzbezugslast

6 4
Lastgang dezentraler Einspeiser Héchstlast der
4 \ dezentralen
Einspeisung
2 \/\/—\ yd \T
0 :
Jahresgang —— Zeitpunkt der

zeitgleichen
Jahreshochstlast

Abbildung 4-9: Berechnung der vermiedenen Netzentgelte

In der Praxis werden beide Berechnungswege, die nach den tatsGchlichen
Verhdltnissen (Superposition) oder die nach dem Wortlaut des § 18
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StromNEV ~ angewendet. Die Unklarheit in der StromNEV st
energiewirtschaftlich schddlich, da sie in einzelnen Fdllen zu eklatant
uberhéhten Entgelten fUr dezenftrale Einspeisungen fuhren kann. Es bleibt
abzuwarten, ob die Frage der Berechnung der vNE einer rechtlichen
Klarung zugefuhrt werden kann.

Das Entgelt wird nicht far EEG-Einspeiser und nicht fur Einspeisungen nach
dem Kraft-Wdarme-Kopplungsgesetz (KWKG) gewdhrt. Die Nichtgewdhrung
hat rechtssystematische Grunde:

e Das Entgelt soll nicht an EEG-Einspeiser ausgezahlt werden, da die
Mindestvergutungen des EEG an der Auskdmmlichkeit orientiert
sind. Das Enfgelt wird in den Kostenmechanismus des EEG zur
Entlastung der ruckgewdlzten EEG-Kosten eingebracht.

e Das Entgelt fur vermiedene Netzentgelte ist in KWKG bereits
Bestandteil des "vereinbarten Preises" und nicht zus&tzlich an den
KWK-Betreiber auszuzahlen. Der Ausschluss in der StromNEV soll
eine Doppelzahlung verhindern.

Verstetigungsverfahren

Nach StromNEV haben Einspeiser, die keinen Uberwiegenden Anteil an der
Vermeidungsleistung haben - also kleine Anlagen — das Recht, zwischen
der Berechnung der tafsdchlichen Vermeidungsleistfung und der
Vermeidungsleistung in einem verstetigten Verfahren zu wahlen. Als
verstetigte Vermeidungsleistung wird von vielen Netzbetreibern der
Quotient aus der Einspeisemenge und 8760 h/a, also die
Jahresdurchschnittsleistung herangezogen. Das Zusammenspiel verste-
figter und nicht-verstetigter Vermeidungsleistung ist vom VDN2? dargelegt
worden.

Bei dezentralen Einspeisern ohne Lastgangmessung ist nach StromNEV nur
die Vermeidungsarbeit zu berlcksichtigen. Warum  hier nicht
gleichermaBen mit der verstetigten Vermeidungsleistung verfahren wird,
bleibt unklar.

Mehrere Einspeiser

Bei mehreren Einspeisern ist nach StromNEV die Vermeidungsleistung
sachgerecht auf die individuellen Einspeisungen aufzuteilen. Der Beitrag
des einzelnen Einspeisers ist je nach Berechnungsweg (§18 StromNEV oder
Superposition) unterschiedlich:

29 Kalkulationsleitfaden § 18 StromNEV, VDN 3.Mdrz 2007.
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e Bei der Bestimmung der Vermeidungsleistung nach dem Wortlaut
der StromNEV kann fur jeden einzelnen Einspeiser die in der
Viertelstunde der hochsten Netzlast  eingespeiste  Leistung
unkompliziert herangezogen werden.

e Bei der Bestimmung der Vermeidungsleistung nach Superposition
muss zuerst die Vermeidungsleistung der Gesamtsumme der
dezentralen Einspeiser bestimmt und dann die gesamte
Vermeidungsleistung auf die einzelnen Einspeiser geschlUsselt
werden. Eine unstriftige  SchlUsselung der vermiedenen
Netzentgelte auf die einzelnen dezentralen Einspeiser ist nicht
moglich, da nicht gegeben ist, in welcher Reihenfolge die
Vermeidung erfolgt ist. Die Vermeidungsleistung aus der Gesamt-
superposition kann dabei gréBer oder kleiner als die Summe der
Vermeidungsleistungen der Einzelsuperpositionen sein. Es bietet
sich hier nur an, den Mittelwert aus mehreren Modellrechnungen
heranzuziehen und damit die Gesamtvermeidungsleistung
statistisch aufzuschlUsseln. Dies erfordert ambitionierte
Rechnungen, da es bei zum Beispiel 4 Einspeisern schon 24
verschiedene  Rangfolgen der Lastvermeidung far  die
Einzelsuperpositionen gibt.

In der Praxis des Netzbetriebs ist davon auszugehen, dass es schwer fallen
wird, eine unangreifbare Aufteilung der Vermeidungsleistung in einer
Netzebene auf die individuellen Einspeiser vorzunehmen,

Hohe des Entgelts fiir dezentrale Einspeisung

Das vermiedene Netzentgelt ist fur viele KWK-Anlagen eine unverzichtbare
strommarktunabhdngige Erléskomponente fur einen wirtschaftlichen
Betrieb der Anlagen. In der Konzeption der Anlagen wird Ublicherweise
angestrebt, in die technisch fiefstmogliche Spannungsebene einzuspeisen,
in der die vermiedenen Netzentgelte naturgegeben hdher sind.

Durch die Regulierung der Netzentgelte wird eine Abschmelzung dieser
Erlbs-Komponente  erwartet. In Abbildung 4-10 ist  far den
Verteilnetzbetreiber RWE das Entgelt fur dezentrale Einspeisung mit der
Berlcksichtigung von Netzreservekapazitdt Uber den Benutzungsstunden
der Anlage dargestellt. Es wird dabei deutlich, dass die Erlbskomponente
zum Uberwiegenden Teil aus der Leistungskomponente besteht und
insofern eine netzlastorientierte Einsatzstrategie von hoher wirtschaftlicher
Bedeutung fur den Betreiber einer einspeisenden Anlage ist.
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Abbildung 4-10: Hohe der vermiedenen Netzentgelte

Optimierung des Entgeltes fiir dezentrale Einspeisung

Die Optimierung des Entgeltes fUr dezentrale Einspeisung ist fur KWK-
Anlagenbetreiber und im Falle der Alternativvermarktung von EEG-Strom
auch fur EEG-Anlagenbetreiber interessant. Sie erfordert ein komplexes
Zusammenspiel von MaBnahmen:

e Kenntnis Uber den Lastgang der vorgelagerten Netzebene. Hierzu
ist eine SignalUbertragung der Leistung aus der vorgelagerten
Nefzebene an den dezentfralen Anlagenbetreiber erforderlich,
damit er seine Anlage netzlastorientiert mit einem einzustellenden
Maximalwert ansteuern kann. In den Monopolzeiten haben alle
Netzbetreiber mit eigenen Erzeugungsanlagen solche
Signalleitungen redlisiert.

e Verlagerung des Wdarmebedarfs von KWK-Anlagen durch
Entkoppelungs-systeme in die Hochlastzeiten des Netzbezuges
(Peak).

e Verlagerung von Revisionsarbeiten in die off-peak-Zeiten.

Generell besteht das Problem der Planbarkeit von vNE auf der Basis von
tatsachlicher Vermeidungsleistung, da die hdchste Netzlast erst am
Jahresende bekannt ist.
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4.3.7 Bundesweiter Ausgleich der durch ErschlieBung
dezentraler Anlagen induzierten Zusatzkosten zur
Vermeidung regionaler DisparitGten?

Die  Moglichkeiten zur  Nutzung dezentfraler Erzeugungsanlagen
insbesondere im Bereich der erneuerbaren Energien (v.a. Wind,
Photovoltaik, aber auch Biomasse und Geothermie) sind ohne Zweifel
regional sehr ungleich verteilt. So gibt es beispielsweise im Norden und
Osten  Deutschlands  Netzbetreiber, deren Einspeiseleistung die
Abnahmeleistung heute bereits deutlich Ubersteigt, wdhrend z.B. im
Sudwesten der Republik noch Netzbetreiber anzutreffen sind, die vor Ort so
gut wie gar keine Erzeugungsanlagen aufweisen.

Da haufig eine gréBere Anzahl dezenfraler Anlagen im Netzgebiet
zundchst mit hdheren Kosten far den Netzbetreiber einhergeht, sind in
solchen Gebieten ceteris paribus hdhere Netzkosten und damit hdhere
Netzentgelte zu erwarten. Plakativ wird dann der Vorwurf erhoben, dass
das bundesweite Ziel des Ausbaus erneuerbarer Energien Uberproportional
von denjenigen Netzkunden finanziert werde, die das ,Pech™ haben, in
einer Gegend mit guten Wind- oder Sonnenverhdltnissen zu leben. Schon
aus Gerechfigkeitsgrinden musse daher ein bundesweiter Ausgleich dieser
Zusatzkosten vorgenommen werden, der alle Netzbetreiber gleichmdaBig
belaste.

Fahrt man diesen Gedanken konsequent zu Ende, landet man bei einem
einheitlichen Entgelt fur alle Stromverteiinetze in Deutfschland. Bisherige
Kostendifferenzen durch  Bodenbeschaffenheit, Bevolkerungsdichte,
Netzldnge etc. lassen sich ebenfalls auf regionale Besonderheiten zuruck
fuhren und mussten dann genauso bundesweit ausgeglichen werden.

Hinzu kommt, dass in Deutschland auch in vielen anderen Bereichen
regionale DisparitGten bestehen, ohne dass jemand auf die Idee k&me,
hier einen Ausgleich zu fordern: beispielsweise im Bereich der Mieten, der
Schnelligkeit von Internetzug&ngen oder der Luft- und Wasserqualitat.

Gleichwohl lassen sich diese Beispiele nicht unmittelbar auf die
Netzkostenfrage Ubertragen, da bei lefzterer ein staatlich reguliertes
Monopol im Spiel ist und es gilt, die Umsefzung einer bundespolitischen
Zielsetzung auf moglichst viele Schultern zu verteilen. Dem wird einerseits
durch die einheitliche EEG-Umlage auf alle (nicht privilegierten) Endkunden
Rechnung getragen, andererseits jedoch wird dieser Aspekt bei den
induzierten Netzfolgekosten vollstdndig ausgeblendet.

Zu Uberlegen wdare daher eine weitere Hdrtefallregelung, die besonders
betroffene Verteilnetzbetreiber enflastet. Vorstelloar wdaren folgende
Eckpunkte:
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» Besondere Kostenprufung bei denjenigen Netzbetreibern, deren
Einspeiselast groBer ist als die Nachfragelast (, Aufgreifkriterium™).

» Bei nachweislich héheren Kosten in Hohe von x% der Gesamtkosten,
die sich auf die induzierten Netzfolgekosten zuruckfuhren lassen,
Erstattung dieser Kosten durch die Ubertragungsnetzbetreiber; die
Uberpriifung erfolgt durch die Bundesnetzagentur.

» Einbeziehung dieser zusdtzlichen Kosten in die EEG-Umlage und
damit Verteilung auf alle Endkunden.

Will man diesen zusdtzlichen und insgesamt nicht unerheblichen Aufwand
vermeiden, lieBe sich zumindest im Sinne der Netzbeftreiber auf die
Regelung zum bereinigten Effizienzwert in der ARegV zurlckgreifen (§15
Abs. 1). Hier heiBt es:

~Weist ein  Nefzbefreiber nach, dass Besonderheiten  seiner
Versorgungsaufgabe bestehen, die im Effizienzvergleich durch die Auswahl
der Parameter nach § 13 Abs. 3 und 4 nicht hinreichend berdcksichtigt
wurden, und dies die nach § 14 Abs. 1 Nr. 1 und 2 ermittelten Kosten um
mindestens 3 Prozent erhOht, so hat die Regulierungsbehdrde einen
Aufschlag auf den nach §§ 12 bis 14 oder 22 ermittelten Effizienzwert
anzusetzen (bereinigter Effizienzwert). "

Dies wurde dllerdings nur denjenigen Netzbetreibern helfen, die einen
Effizienzwert von unter 100% aufweisen. Das ist auf Grund der
angewandten statistischen Verfahren, die auf niedrige Gesamtkosten
abstellen, wahrscheinlich der gréBte Teil der Uberhaupt in Frage
kommenden Netzbetreiber. Den betroffenen Netzkunden freilich warde
dies allenfalls indirekt helfen.

Gleichwohl pladieren wir in erster Linie fur die Anwendung des §15 Abs. 1
ARegV zur Vermeidung von unbiligen Harten bei den Netzbetreibern, da
eine weitere Hartefallregelung zur Vermeidung moglicher regionaler
DisparitGten unter Nutfzen-Kosten-Gesichtspunkten als zu aufwdndig
erscheint.

Seite 248 von 266



izes.”

Institut fUr ZukunftsEnergieSysteme

5 Leitfaden Innovationszone

5.1 Einleitung: Die Innovationszone im Projekt OPTAN

In den vorangegangen Kapiteln haben  wir  verschiedene
Netzbetreibertypen vorgestellt, ihre jeweiligen Ziele beschrieben, die
einzelwirtschaftliche Optimierung anhand konkreter Beispiele quantitativ
illustriert und die Grundziuge eines Regulierungsranmens dargestellt, mit
dem diese Konzepte in der Anreizregulierung berUcksichtigt werden
kdbnnen.

Im Rahmen des Projekts OPTAN war ursprunglich geplant, bei einem
ausgewdhlten  kommunalen  Netzbetreiber eine so  genannte
Innovationszone einzurichten. Die konzeptionellen Arbeiten sollten so
gemeinsam mit einem Netzbetreiber und den Regulierungsbehdrden in der
Praxis erprobt und in den Detaqilfragen weiter ausgearbeitet werden.
Aufbauend auf den Uberlegungen und Vorschldgen des Projekts sollten in
enger Absprache mit der Bundesnetzagentur und der zustandigen
Landesregulierungsbehdrde insbesondere die zusatzlichen Kosten und die
Zahlungsstrome fur die regenerative Innovationszone seitens des
Netzbetreibers idenfifiziert und im Rahmen des Netzentgeltverfahrens
exemplarisch geltend gemacht werden.

Ziel war es, die Bundesnetzagentur und den Gesetzgeber fur die Probleme
zu sensibilisieren, die sich aus einem verdnderten Selbstverstndnis des
Netzbetreibers bei den bestehenden Rahmenbedingungen ergeben, und
gemeinsam konkrete Losungswege fur den Umgang damit zu entwickeln,

Die ursprungliche geplante ,Innovationszone’ konnte in diesem Projekt
nicht wie geplant durchgefuhrt werden. Dazu haben eine Reihe von
Faktoren beigetragen: mangelnde Kapazitdten bei den beteiligten
Akteuren, die zundchst mit der EinfUhrung und Umsetzung der
grundlegenden Mechanismen der Anreizregulierung beschdaftigt sind, ein
feilweise noch konflikthaftes Verhdltnis zwischen Regulierern  und
Netzbetreibern und nicht zuletzt auch das Selbstverstndnis der Regulierer,
die ihr Hauptziel zundchst darin sehen, Ineffizienzen bei den Netzbetreibern
abzubauen und die die Fbrderung von Innovationen, wie sie mit dem
Begriff ,Innovationszone’ verbunden ist, nicht als ihre Hauptaufgabe
betrachten.

Obwohl wir die Innovationszone im Rahmen des Projekts OPTAN nicht in der
ursprunglich geplanten Form durchfUhren konnten, gehen wir davon aus,
dass sie ein nutzliches regulatorisches Instrument sein kann und in Zukunft
wieder auf die Agenda kommen wird, wenn die Anreizregulierung
eingefuhrt und erprobt ist und neben der Steigerung der Effizienz auch das
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Thema der Weiterentwicklung der Netze verstarkt an Bedeutung gewinnt.
Voraussetzung fur die praktische Implementierung einer Innovationszone
scheint aber zu sein, dass zundchst die Grundlagen der Anreizregulierung
gelegt und das ,regulatorische Spiel” zwischen Regulierern und
Netfzbeftreibern etabliert wird und sich dann auch der Blick auf die
langfristige Entwicklung der Netze Uber Re-Investitionen hinaus &ffnen kann.

In Abstimmung mit dem BMU und dem Projekttrger haben wir deshalb
entfschieden, einen Leitfaden fur die DurchfUuhrung einer Innovationszone zu
erstellen, der auf den Erfahrungen im Projekt aufbaut und als Grundlage fur
zukunftige Innovationszonen dienen kann. Der Leitfaden richtet sich vor
allem an die Bundesnetzagentur und die Landesregulierungsbehdrden, far
die die Innovationszone ein wichtiges regulatorisches Instrument zur
Bearbeitung neuer regulatorischer Probleme wie der Integration
dezentraler Optionen sein kann. Sie kann aber auch von anderen Akteuren
wie dem BMU genutzt werden, um die Regulierungsbehdrden fur die
netzseitigen Themen des Ausbaus dezentraler Optionen zu sensibilisieren
und die praktische Schnittstelle zwischen den Instrumenten zur Férderung
der dezentfralen Optionen wie z.B. dem EEG und der Netzregulierung zu
verbessern. Es wdare zu uUberlegen, ob die Pilotprojekte im Rahmen des E-
Energy Programms (www.e-energie.info), die gemeinsam von BMWi und
BMU finanziert werden, mit einer regulatorischen Innovationszone verknupft
werden kdnnen.

Der Leitfaden ist folgendermaBen strukturiert: Im ersten Schritt stellen wir
dar, warum eine Innovationszone ein wichtiges regulatorisches Instrument
fur die Entwicklung der Netzinfrastruktur sein kann. Im zweiten Schritt
erstellen wir einen Leitfaden mit Empfehlungen zur Vorbereitung und
DurchfUhrung einer Innovationszone.

5.2 Konzeptioneller Hintergrund

5.2.1 Einordnung in das regulatorische Instrumentarium

Das Konzept der Anreizregulierung, das ab 2009 auch in Deutschland die
Grundlage fur die Regulierung der Netzentgelte ist, beruht auf der
grundlegenden Erkenntnis, dass zwischen dem Regulierer und den
regulierten Netzbetreibern Informationsasymmetrien bestehen, d.h. die
Netzbetreiber haben einen Informationsvorsprung bezuglich der effizienten
Kosten ihres Netzes. Wenn der Regulierer vollstndige und zeitnahe
Informationen uber die effizienten Kosten der Unternehmen hatte, konnte
er auf dieser Grundlage die Entgelte bestimmen und mduasste den
Netfzbeftreibern keine Anreize geben, effizienter zu werden (die auf Kosten
der allokativen Effizienz zwischen Netzbetreibern und Netzkunden gehen).
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Ein weiteres wesentliches Kennzeichen der Anreizregulierung sind die ex-
ante festgelegten Regulierungsperioden. Jeweils zu Beginn dieser
Regulierungsperiode bietet sich dem Regulierer die Mobglichkeit, die
Regulierung an die Entwicklung und Erfahrungen aus der zurlckliegenden
Periode anzupassen. Regulierung wird damit zu einem institutionalisierten
Entdeckungsverfahren.

Diese Eigenschaffen des Regulierungsverfahrens bekommen eine
zusatzliche Bedeutung, wenn es um die hier diskutierfen Verdnderungen
des Stromsystems durch die Zunahme und Systemintegration der
dezenfralen  Optionen  geht. Hier besteht nicht nur eine
Informationsasymmetrie  zwischen Regulierer und den regulierten
Unfernehmen, sondern eine durch die neuen Entwicklungen bedingte
grundsdatzliche Unsicherheit bei allen beteiligten Akteuren, wie dezentrale
Optionen am besten in das System integriert werden kdnnen, wie das
bestehende System am besten angepasst werden kann, welche Kosten
dabei entstehen, wie diese reduziert werden kbnnen und wie sich diese
Entwicklung auf die Netzbetreiber auswirkt. Zur Informationsasymmetrie
kommt eine allgemeine Unsicherheit Uber Handlungsalternativen und ihre
Auswirkungen. Davon sind auch die Netzbetreiber betroffen, deren Risiko
wiederum durch die Unsicherheit Uber die regulatorische Behandlung
neuer Entwicklungen steigt. Und bei der regelmdBigen Anpassung der
Regulierung geht es nicht mehr nur darum, die Regulierungsmechanismen
zur Erhéhung der Effizienz anzupassen und feinzujustieren. Vielmehr muss die
Regulierung auch an dynamische Verdnderungen bei den Netzbetreibern
angepasst werden, wie sie v.a. durch dezentrale Opfionen entstehen.

Um auf diese Entwicklungen angemessen reagieren zu kbnnen, kann es fur
den Regulierer sinnvoll sein, verschiedene regulatorische MaBnahmen auf
der Grundlage der konkreten Situation bei einzelnen Netzbetreibern zu
entwickeln und ihre Auswirkungen zu tfesten. Aber auch bei anderen
neuartigen Fragen zur Weiterentwicklung und Innovation der Infrastruktur
kann dieses Insfrument zum Einsatz kommen.

Die Uberprifung der modglichen Auswirkungen regulatorischer MaBnahmen
wurde zum Beispiel bereits in GroBbritannien mit dem ,Regulatory Impact
Assessment” eingefuhrt, das von der Regulierungsbehdrde OFGEM fur neue
Regulierungsmechanismen durchgefuhrt wird (z.B. Ofgem 2004). Hierbei
handelt es sich allerdings um konzeptionelle Studien, die in allgemeiner
Weise die Auswirkungen neuer Regulierungsinstrumente abzuschdtzen
versuchen.

Eine Innovationszone kann als Ergdnzung zu einer solchen allgemeinen
Folgenabschdatzung dazu dienen, verschiedene Regulierungsmechanismen
im Detail uberhaupt erst zu entwickeln und vor allem die Feinjustierung
vorzunehmen, sowie die Auswirkungen bei einem Netzbetreiber im Detail zu
uberprufen. Die Ubergreifende Betrachtung aller Netzbetreiber, wie sie zum
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Beispiel auch durch Effizienzvergleiche durchgefuhrt wird, kann so durch
detaillierte Einzelfallbetrachtungen ergdnzt werden.

In der Innovationszone geht es nicht um die UnterstUtzung bestimmter
Technologien oder Lbsungsvarianten, sondern darum, regulatorische
Instrumente zu entwickeln und zu justieren und grundsdatzlich Raum fur neue
L&sungen zu erdffnen und dadurch die Effizienz der Integration dezentraler
Ressourcen in die Netze zu erhéhen und Netzkosten zu senken. Auch geht
es nicht um die UnterstUtzung eines bestimmten Netzbeftreibers, sondern
darum, Lésungen zu entwickeln, die fur die Regulierung aller Netzbetreiber
relevant sind.

Obwohl die Regulierung der Netze zukUnftig weniger als bisher auf einer
detaillierten Betrachtung einzelner Netzbetreiber und einer
Einzelfallregulierung aufbauen soll, gibt es gute Grunde daflr, gerade im
Falle neuer Entwicklungen, wie die Integration dezentraler Erzeugung und
die EinfGhrung innovativer Netzkonzepte, bei einzelnen Netzbetreibern
einen Experimentierraum zu schaffen, da hier viele Detailfragen ungeklart
sind, viele Konflikte zu erwarten und neue Ansdtze notwendig sind.

5.2.2 Von der technischen zur regulatorischen
Innovationszone

Im Gegensatz zu anderen Pilotprojekten liegt der Schwerpunkt der hier
vorgeschlagenen Innovationszone nicht auf technischen Entwicklungen,
sondern auf der Weiterentwicklung des regulatorischen Rahmens.30

Ein Ideengeber fur die Innovationszone war die ,Registered Power Zone’
(RP2), die 2005 in GroBbritannien eingefuhrt worden ist (Kapitel 1.2.4).31 Wie
wir dargestellt haben, ist diese vor allem auf fechnische Innovation
ausgerichtet, woflur der Regulierer im Rahmen der Anreizregulierung
spezifische Anreizmechanismen entwickelt hat.32

Die hier vorgestellte regulatorische Innovationszone dient dazu, anhand
der konkreten Situation bei einzelnen Netzbetreibern die regulatorischen
Mechanismen zu entwickeln und zu festen, die erforderlich werden durch

30Ein Beispiel fur ein mehr technisch orientiertes Demonstrationsprojekt, in dem die
Entwicklung aktiver Verteilnetze untersucht wird, ist das Osterreichische Projekt DG
DemoNetz. In diesem Projekt wurde auch ein ,Leitffaden fur den Weg zum aktiven
Verteilernetz™ entwickelt (Lugmaier, Brunner 2008).

3IEin Leitfaden zur Durchfuhrung von Registered Power Zones wurde von der britischen
Energy Networks Association herausgegeben (ENA 2005).

2Ein Uberblick Uber solche Mechanismen findet sich in Brunkekreeft, Bauknecht
(forthcoming).
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den zunehmenden Anteil der dezentralen Opfionen und die dadurch
notwendigen organisatorischen und technischen Anderungen bei den
Netzbetreibern.

Je mehr sich der Netzbetreiber zum Akfiven Netzbetreiber entwickelt und
die Handlungsoptionen von den heute Ublichen Standards abweichen,
empfiehlt es sich, die rein regulatorische Betfrachtung in der
Innovationszone mit einer Analyse der jewelligen technischen,
organisatorischen und institutionellen Optionen und auch mit Fragen des
Marktdesigns zu verknupfenss,

Ein solches Demonstrationsprojekt, das diese verschiedenen Aspekte
umfasst, wurde in DAdnemark mit dem Ecogrid-Projekt auf der Insel Bornholm
begonnen (Kapitel 1.3.3).

Die folgende Tabelle zeigt die genannten Instrumente im Vergleich. Im
Gegensatz zu technischen Pilotprojekten und zur Registered Power Zone
geht es in der hier vorgeschlagenen Innovationszone nicht vorrangig um
tfechnische Innovationen, sondern vor adllem um regulatorische
Entwicklungen. In der technisch-regulatorischen Innovationszone werden
die verschiedenen Aspekte infegriert behandelt.

z.B. Registered
Power Zone in

Technische Technische Regulatorische Technisch-regulatorische
Pilotprojekte Experimente Innovationszone Innovationszone

mit

regulatorischer

Unterstiitzung

UK
Experimentieren in ausgewdhiten Netzen
Ziel Technische Technische Weiterentwicklung | Erprobung und
Innovationen | Innovationen der Regulierung Entwicklung der
verschiedenen Elemente
eines dezentralen
Stromsystems
Technik, Marktdesign,
Regulierung, Akteure,
Kooperationsbeziehungen
Fokus Verschiedene | Nur einzelne Regulatorische Gesamtoptimierung im
Innovationen | Innovationen Konsequenzen Netzgebiet
in einem innerhalb aller DE-Optionen
Netzgebiet eines im Netzgebiet
Netzgebiets

technische
Innovationen als

33Als Hintergrund dafur kann auch die Literatur zum ,Strategic Niche Management™®
dienen (Hoogma et al. 2002; Kemp et al. 1998).
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Randbedingung

Rolle der | Nicht Regulierung Regulierung selbst | Regulierung selbst
Regulierung | beteiligt schafft Raum beteiligt sich an beteiligt sich an der

far der Innovationszone

Innovationen: | Innovationszone

Sperzifische

Mechanismen

fur technische

RD&D

Tabelle 5-1: Vom technischen Pilotprojekt zur technisch-regulatorischen
Innovationszone

Das Verstdndnis der Innovationszone als regulatorisches Experimentierfeld
zeigt auch, dass hier mit Innovation nicht ein fechnisches Leuchtturmprojekt
gemeint ist, das von der Regulierungsbehoérde gefdrdert werden soll.
Vielmehr geht es auch um nicht-technische, organisatorische und
institutionelle  Innovationen, wie zum Beispiel Vergutungen der
Netzbetreiber an dezentrale Optionen fur eine netzorientierte Fahrweise
oder die Verknupfung mehrerer dezentraler Optionen, die evil. von
mehreren Akteuren betrieben werden. Hierbei handelt es sich oft nicht um
das rundum erneuerte intelligente Netz", sondemn um Anderungen im
Detail, die notwendig sind, um die Nefze an eine sich verdndernde
Erzeugungsstruktur anzupassen. In der Innovationszone soll folglich keine
ganzlich neue Netfztechnologie demonstriert werden, sondern die
Anpassungen, die bei einem konkreten Netzbetreiber notwendig sind,
untersucht und so aufbereitet werden, dass sie in der Weiterentwicklung
des Regulierungsrahmens berucksichtigt werden kdnnen.

Die Notwendigkeit, nicht nur tfechnische Innovatfion zu erproben, sondern
auch die regulatorischen Mechanismen zu testen, die fur deren Umsetzung
notwendig sind, wurde zum Beispiel von der EU-Technologieplattform
SmartGrids hervorgehoben (European Commission 2006: 23): “There is a
sfrong need for pilot projects, not only in the technical sense, but also at
the markets and organisational level. For example, regulatory regimes
should be revised, based on nhew knowledge about how regulation should
work to provide incentives for innovation”.
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5.3 Leitfaden Innovationszone

Fragestellungen

In der Innovationszone geht es vor allem darum, regulatorische
Mechanismen an einem konkreten Beispielfall imm Detail zu entwickeln und
in der Praxis zu festen, mit denen den VNB Anreize gegeben werden, den
Anteil der dezentralen Optionen zu erhdhen, diese moglichst effizient in ihr
Netz zu integrieren und dabei auch neue Lésungen zu suchen. Auch soll
erkundet werden, wie die Regulierung gestaltet werden muss, um die in
diesem Bericht vorgestellte einzelwirtschaftliche Befrachtung zu
ermoglichen und dezentrale Optionen zur Losung netzseitiger Probleme zu
nutzen.

Die folgende Abbildung zeigt modgliche Fragestellungen, die in der
Innovationszone in den einzelnen Phasen des Regulierungsverfahrens
bearbeitet werden kdnnen.

*Regulatorische Begleitung eines
Ermittlung einer Netzentgeltantrages zur
»akzeptierbaren* Anerkennung der DE-Kosten
Kostenbasis » . Kostenarten
(OPEX/ CAPEX) y » mogliche Kostenpauschalen
+ Beriicksichtigung des evtl. héheren
‘ Risikos des Systemoptimierers
Korrektur der Kostenbasis Uberpriifung und ggf. Modifikation
durch einen »| des Effizienzvergleichs
Effizienzvergleich Ermittlung geeigneter
Y Strukturmerkmale

{

Anpassung der Startwerte
wahrend des Regulierungszyklus
(,,Anpassungsformel®)

‘

Flankierung der
Anreizregulierung
durch eine integrierte

nadh ~Qualitatsregulierung“
Zyklusablauf by

Mégliche Mechanismen zur
Beriicksichtung der Kosten von DE
wahrend einer Regulierungsperiode

Wie kann Qualitat bei der Integration
dezentraler Optionen bewertet
» werden?

Abbildung 5-1: M&gliche Fragestellungen flr eine Innovationszone

Eine weitere Funktion der Innovationszone ist es, weitere Fragestellungen in
der Detaildiskussion am konkreten Einzelfall zwischen Netfzbetreiber und
Regulierungsbehdrde zu identifizieren.
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Wichtige Rolle der Bundesnetzagentur

Auch wenn far viele Verteilnetzbetreiber die jeweilige
Landesregulierungsbehdrde  zustdndig  ist, ist  es  wichtig, die
Bundesnetzagentur an zentraler Position in  die Gestaltung und
DurchfUhrung einer Innovationszone einzubinden. Denn in einer
Innovationszone geht es nicht um die Regulierung einzelner Unternehmen,
sondern um die Kldrung grundsatzlicher Fragen, die fur die bundesweite
Regulierung der Netzbetreiber und die Integration dezentraler Erzeugung
relevant sind. Auch ist davon auszugehen, dass bei der Bundesnetzagentur
groBere  personelle  KapazitGten vorhanden sind als  bei  den
Landesregulierungsbehdrden, um grundsatzliche Fragen zu bearbeiten und
neue Mechanismen zu entwickeln und zu testen. Die Federfuhrung fur die
DurchfUhrung von Innovationszonen sollte deshalb idealerweise bei der
Bundesnetzagentur liegen. Die zustGndigen Landesregulierungsbehdrden
sollten aber selbstverstndlich ebenfalls beteiligt werden.

Innovationszone nach Netzbetreibertyp

Aufbauend auf unserer Unterscheidung zwischen verschiedenen
Netzbetreibertypen, empfehlen wir die DurchfUhrung verschiedener
Innovationszonen bei unter-schiedlichen Netzbetreibern. Diese sollten sich
auch unterscheiden durch die bereits bestehende Durchdringung
dezentraler Optionen und das Know-how und die Infrastruktur, die beim
Netzbeftreiber bereits aufgebaut worden sind, um dezentrale Optionen zu
infegrieren.

Bei Netzbetreibern, die sich von passiven Netzbetreibern zundchst zu
neutralen Dienstleistern entwickeln, geht es darum, die grundlegende
technische Infrastruktur und Prozesse zum Anschluss dezentraler Erzeugung
aufzubauen. Regulatorisch mussen die entsprechenden Kosten erfasst und
berlcksichtigt werden. Bei den VNB, die sich zum Aktiven Netzbetreiber
entwickeln und in deren Netzgebiet i.A. schon ein groBerer Anteil
dezenftraler Optionen betrieben wird, liegt der Schwerpunkt dagegen auf
der Infegration dezentfraler Optionen, den dadurch zu erreichenden
Kostenreduktionen und damit der Frage, welche regulatorischen
Konsequenzen diese Entwicklungen haben. Auch muss hier unfersucht
werden, welche innovativen Konzepte far die Infegration dezentraler
Optionen genutzt werden kdnnen und wie dies durch die Regulierung
beférdert werden kann. Fur die Unfersuchung des Systemopftimierers und
der Umsetzung des § 142 EnNWG sind schlieBlich Netzbetreiber
auszuwdahlen, bei denen Netzinvestitionen anstehen, die durch dezentrale
Optionen ersetzt werden kdnnen.
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Abgrenzung der Innovationszone

Im Gegensatz zur britischen Registered Power Zone, die nur eine spezifische
Innovation in einem Netfzgebiet abdeckt, erfassen die hier beschriebenen
Innovationszonen idealerweise das gesamte Netzgebiet und den ganzen
Netzbetreiber. Denn es geht ja gerade darum, Auswirkungen auf das
Gesamtunternehmen und sdmtliche Handlungsoptionen im Netzgebiet zu
berucksichtigen.

Wdhrend die Einrichtung tfechnischer Pilotprojekte zur Entwicklung und
Erprobung technischer Neuerungen nichts Ungewdhnliches ist, kann eine
regulatorische Innovationszone als Fremdkdrper erscheinen: Denn obwonhl
alle Unfernehmen dem gleichen Regulierungsregime unterworfen sein
sollen, werden in der Innovationszone am Beispiel eines Unternehmen neue
Regulierungsmechanismen entwickelt und getestet.

Wir empfehlen deshalb, die Innovationszone klar von der ,normalen’
Regulierung des jeweiligen Netzbetreibers zu frennen und sie parallel dazu
durchzufhren. Das bietet auch die Mobglichkeit, die Wirkung des
bestehenden Regulierungsverfahrens mit alternativen Mechanismen zu
vergleichen. Alle regulatorischen MaBnahmen in der Innovationszone
werden deshalb nur ,simuliert’. Eine Herausforderung besteht darin, von
vorneherein sicherzustellen, dass die beiden Prozesse sich nicht gegenseitig
verzerren, zum Beispiel dadurch, dass der Netfzbetreiber sich in der
Innovationszone strategisch verhdlt und Informationen nicht preisgibt, die
sich negativ auf seine Position im reguldren Verfahren auswirken kébnnten.

Insgesamt sollten Netzbetreiber ein Interesse an einer Innovationszone
haben, weil sie dazu beitragen kann, den Netzbetreibern neue Loésungen
im Netzgebiet zu ermdglichen und die Aufgabe der DE-Integration zu
erleichtern. FUr den einzelnen Netzbetreiber ist aber evil. wenig aftraktiv,
die Innovationszone gerade in seinem Netz durchzufuhren und gerade sein
Unternehmen zu ,durchleuchten™. Da der parallele Prozess in der
Innovationszone zudem zusdtzliche Ressourcen beim Netfzbetreiber
erfordert, sollte fur den Netzbetreiber im Rahmen der Innovationszone ein
entsprechendes Budget zur Verfugung gestellt werden, gerade auch um
bei bislang .Passiven Netzbetreibern™ eine Innovationszone errichten zu
kébnnen.

Betreiber dezentraler Ressourcen und Stromkunden einbinden

Wenn dezentrale Ressourcen starker integriert werden sollen und die
regulatorische Behandlung in der Innovationszone getestet wird, dann
mussen auch die Betreiber dieser Ressourcen (auf der Erzeugungs- und
Nachfrageseite) an der Innovationszone beteiligt werden. Wdhrend
dezenftrale Kraftwerke oft von Stadtwerken selbst betrieben werden, kommt
es bei einer Innovationszone vor allem darauf an, dezentrale Optionen

Seite 257 von 266



izes. :Zb_H

Institut fOr ZukunftsEnergieSysteme

einzubinden, die von Dritten betrieben werden (siehe hierzu insbesondere
Kapitel 2.2), um so auch die sich daraus ergebenden Transaktionen und
Konsequenzen fur den Netzbetreiber (z.B. Ausgleichszahlungen fur
netzorientierte Fahrweise, erhdhtes Risiko fur den Netzbetreiber) und deren
regulatorische Konsequenzen untersuchen zu kbnnen.

Die Kooperation zwischen den verschiedenen Akteuren ist eine zentrale
Voraussetzung fur ein dezentrales Stromsystem. Dies haben auch die
Erfahrungen mit der britischen Registered Power Zone gezeigt. Obwohl es
Untferschiede gibt zwischen der britischen RPZ und der Innovationszone im
Projekt OPTAN, sollte bei der Gestaltung der OPTAN-Innovationszone
berlcksichtigt werden, dass die Kooperation zwischen den Netzbetreibern
und den Betreibern dezentraler Anlagen als wichtiger Faktor far den Erfolg
von RPZs identifiziert worden ist.

Fur die Betreiber dezentraler Opfionen kdnnen sich durch Enftwicklungen,
die mit der Innovationszone befbdrdert werden sollen, eine Reihe von
Vorteilen ergeben:

e geringere Anschlusskosten
e schnellerer Anschluss an bestehendes Netz, besserer Service

e zusatzliche Einnahmemoglichkeiten (hdhere VNNE, zusdtzliche
Einnahmen durch netzorientierte Fahrweise)

Wdhrend die Betreiber dezentraler Optionen insgesamt ein Inferesse daran
haben durffen, dass neue regulatorische Mechanismen entwickelt und
getestet werden, die auf die spezifischen Probleme der Integration
dezentraler Optionen zugeschniften sind, stellt sich ebenso wie bei den
Netzbeftreibern die Frage, wie groB die Bereitschaft einzelner Betreiber ist,
sich selbst an einer Innovationszone zu beteiligen. Denn fur den einzelnen
Betreiber steht das Interesse im Vordergrund, an das Netz angeschlossen zu
werden und moglichst problemfrei einspeisen zu kbnnen - weniger die
Erhdhung der Leistungsfdhigkeit der Netze oder des Regulierungsrahmens
insgesamt. Es ist deshalb zu Uberlegen, wie den Betreibern dezentraler
Optionen Ressourcen zur Verfugung gestellt werden kdnnen, mit denen sie
sich an der Innovationszone beteiligen und ihre Sichtweise und ihr Know-
how einbringen kénnen.

Wenn die in der Innovationszone entwickelten Regulierungsinstrumente zu
hoheren Kosten fuhren, mussen diese von den verbrauchsseitigen
Netzkunden in Form héherer Netzentgelte getragen werden. Das ist nicht
unproblematisch und kann zu Widerstnden auch bei den Netzbetreibern
fuhren, zumal mit der Férderung der Erneuerbaren Energien und der KWK
ein nationales Politikziel implementiert werden soll, das aber zu regional
stark unterschiedlichen Kosten fuhren kann. Wichtig ist, dass es in der
Innovationszone gerade auch darum geht, die Kosten der Integration
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dezentraler Ressourcen zu senken, wovon miftelfristig auch die
nachfrageseitigen Netzkunden profitieren. Diese Fragestellungen kdnnen
ggf. in der Innovationszone unter Einbeziehung der Netzkunden thematisiert
werden.

Ablauf der Innovationszone

Obwohl die Innovationszone parallel zur reguldren Regulierung laufen soll,
wdre es von Vorteil, sie zeitlich an diese zu koppeln. Dafar spricht eine
bessere Vergleichbarkeit zwischen dem reguldren Verfahren und den
neuen Ansdatzen. Auch sollte die Innovationszone idealerweise zeitlich so
organisiert sein, dass die Ergebnisse fur die Revisionen zu Beginn der
ndchsten Regulierungsperiode genutzt werden kbnnen. Konkret bedeutet
das, dass schon bald nach Beginn der ersten Regulierungsperiode im Jahr
2009 Innovationszonen initiiert werden solltfen, um dann rechtzeitig eine
Auswertung und konkrete Verbesserungsvorschldge vorliegen zu haben,
die in die Revision der Regulierung einflieBen kdnnen.

Fur den Ablauf der Innovationszone kdnnen die folgenden Schritte
vorgesehen  werden. Beteiligt sind  jeweils vor adllem die
Regulierungsbehorden und der Netzbetreiber. Wie beschrieben sollten aber
auch die Nefzkunden eingebunden werden, um Informationen uber die
mogliche Entwicklung und Integration der dezentralen Optionen zu
gewinnen, die Sichtweise der dezentralen Optionen in die Entwicklung der
Regulierung einzubringen und um auch bei diesen Akteuren die Akzeptanz
zu erhdhen.

¢ Status Quo erfassen

Im ersten Schrift muss in der Innovationszone der Status Quo erfasst
werden. Dieser umfasst:

e Welche dezentralen Optionen werden in dem Netzgebiet bislang
genutzt?

e Welche Optionen hat der Netzbetreiber gewdhlt, um dezentrale
Anlagen in sein Netz zu integrieren?

¢ \Welche Kostenarten fallen beim Netzbetreiber daflir an?
o Alternativen erfassen

o Welche MaBnahmen stehen dem Netzbetreiber im konkreten Fall
zur Verfugung, um dezentrale Optionen zu integrieren?

o Diese Alternativen kénnen mit der in OPTAN vorgestellten
einzelwirtschaftlichen Methode verglichen werden.

o Auswirkungen des Regulierungsrahmens

o Inwieweit wurden die bisherigen Enfscheidungen des
Netzbetreibers durch den regulaftorischen Rahmen bestimmt?
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o Fallen die beftriebswirtschaftliche Entscheidung und die
einzelwirtschaftliche Betrachtung auseinander?

e Optional: Szenarien entwickeln
o Zukunftige Entwicklung dezenftraler Opfionen
o Zukunftige Handlungsmaoglichkeiten fur den VNB

o Welche Auswirkungen sind durch den Regulierungsrahmen fur
die Zukunft zu erwarten?

¢ Regulierungsalternativen entwickeln
o Wie kdnnen die Kosten von DE erfasst werden?
o Wie kdnnen dem VNB Effizienzanreize gegeben werden?

o Mit welchen weiteren MaBnahmen kann die Integration von
DE beférdert werden (z.B. Qualitatsregulierung).

e Exemplarisches Entgeltverfahren

o Unter Anwendung der entwickelten Regulierungsalternativen
wird ein exemplarisches Entgeltverfahren durchgefuhrt.

e Ergebnisse tfransparent machen

o Wichtig ist, dass die Erfahrungen, die in der Innovationszone
gewonnen werden, ausfuhrlich dokumentiert  und
verallgemeinert werden und fur alle Betreiber der Netze und
der dezentralen Optionen sowie fur weitere interessierte
Akteure transparent gemacht werden.
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