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1 Hintergrund

Eine zentrale Zielsetzung der deutschen Energiepolitik ist die Schaffung und Gewéhrleistung geeigneter
Rahmenbedingungen fir die sichere, preiswerte und umweltvertragliche Versorgung mit Elektrizitét.
Diese Zielsetzung verschrankt sich mit den européischen und nationalen Zielen zur Reduzierung der
Treibhausgasemissionen zur Begrenzung des Klimawandels und den Beschliissen zum Ausstieg aus der
Kernenergienutzung in Deutschland bis 2022. Der hierfiir notwendige Wandel des Energiesystems impli-
ziert eine grundlegende Umgestaltung des deutschen Stromversorgungssystems, der zugleich einen
vielschichtigen Anpassungsbedarf nach sich zieht. Dieser Anpassungsbedarf schlie3t neben der Erschlie-
Bung von Energieeinsparpotenzialen und der Steigerung der Energieeffizienz in allen Bereichen des
Energiesystems vor allem den Umbau der Stromerzeugungsstrukturen und die Adaption der Netzinfra-
struktur ein.

In Deutschland wird der Aufbau regenerativer Stromerzeugungsanlagen sehr erfolgreich vorangetrieben
und soll auch zukiinftig weiter forciert werden. Dies bedingt einen weitgehenden Paradigmenwechsel:
Wihrend in der Vergangenheit die Ubertragung der Leistung im deutschen Stromnetz von der Héchst-
und Hochspannungsebene in die Mittel- und Niederspannungsnetze erfolgte, kehren sich vor dem
Hintergrund der zunehmenden dezentralen (vorrangig regenerativen) Erzeugung die Leistungsfliisse
dahingehend um, dass zeitweise signifikante Fliisse von niedrigen Netzebenen in héhere Netzebenen
entstehen. Zugleich entstehen Engpésse in den Stromverteilnetzen, die durch geeignete technische
MaBnahmen beseitigt werden miissen. Sowohl das Aufgabenspektrum als auch die Anforderungen an
Stromnetze im Allgemeinen, und insbesondere an die Stromverteilnetze, sind erheblichen Verande-
rungen unterworfen.

Aus diesen Verdnderungsprozessen ergibt sich die Notwendigkeit eines Um- und Ausbaus der Stromver-
teilnetze, der Neuorganisation des Netzbetriebs - insbesondere die Koordination von Einspeisern, Ver-
brauchern, Verteilnetzen und Ubertragungsnetzen - der Anpassung der regulatorischen Rahmenbedin-
gungen sowie der Integration zusétzlicher Steuerungs- und Monitoringeinrichtungen. Zudem ergeben
sich neue Herausforderungen in vielzdhligen Handlungsbereichen, die u.a. die Aspekte Technologieaus-
wabhl fiir die verschiedenen Systernkomponenten, Investitionssicherung, Raumordnung, Planungs- und
Genehmigungsrecht und gesellschaftliche Akzeptanz umfassen.

Der erforderliche Anpassungsbedarf der Netzinfrastruktur umfasst alle Stromnetzebenen: die Hochst-
spannungsnetze, die Grenzkuppelkapazitdten mit dem europdischen Ausland, vor allem aber die Strom-
verteilnetze auf Niederspannungs-, Mittelspannungs- und Hochspannungsebene in Deutschland.

Die dena-Verteilnetzstudie zeigt, dass der Ausbau-, Umbau- und Innovationsbedarf in den Stromverteil-
netzen in Deutschland bis 2030 enorm ist. Zugleich zeigt die Studie verschiedene Handlungsoptionen auf,
durch deren Einsatz der ermittelte Netzausbaubedarf reduziert werden kann. Um den erforderlichen Aus-
baubedarf erfolgreich zu realisieren, bedarf es geeigneter Rahmenbedingungen. Die vorliegende Studie
legtnachvollziehbar dar, dass der heute bestehende regulatorische Rahmen fiir den Betrieb der Stromver-
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teilnetze, in deren Netzgebieten ein hoher Investitionsbedarf besteht bzw. sich in Zukunft ergeben wird,
nicht ausreicht, um den erforderlichen Netzausbau zu bewadltigen.

2 Zielsetzung und Rahmen der dena-Verteilnetzstudie

Der GrofBteil der regenerativen Stromerzeugungsanlagen und eine wachsende Zahl an Anlagen zur
Stromerzeugung aus Kraft-Wéarme-Kopplung (KWK-Anlagen) werden bereits heute tiber deren Anschluss
in der Verteilnetzebene in das deutsche Stromversorgungssystem integriert. Dazu zéhlen u.a. Stromerzeu-
gungsanlagen mit einer Leistung von rund 25.000 MW Photovoltaik’- und rund 29.000 MW Windkraft-
anlagen (2011). Diese Zahlen belegen den erheblichen Aufwand fiir die Integration der dezentralen Strom-
erzeugung, der unter Nutzung der Stromverteilnetze im Zuge der 6ffentlichen Versorgung gedeckt wird.
Die Bedeutung und die Aufgabenbreite der Stromverteilnetze werden im Vergleich zu ihrer Rolle im
»alten Stromsystem*® zukiinftig erheblich wachsen.

Vor dem Hintergrund der wachsenden Bedeutung der Stromverteilnetze fiir das Gelingen der Energie-
wende in Deutschland verfolgt die dena-Verteilnetzstudie insbesondere folgende Zielsetzungen:

1. Analyse der zukiinftigen Netz-, Erzeugungs- und Laststruktur in den Stromverteilnetzebenen in
Deutschland.

2. Ermittlung des Ausbau- und Innovationsbedarfs der Stromverteilnetze zur Integration der dezen-
tralen Stromerzeugung unter Bertiicksichtigung geeigneter Flexibilisierungsmanahmen und zur
Sicherung einer gleichbleibend hohen Versorgungssicherheit.

3. Analyse und Diskussion der regulatorischen Grundlagen zur Umsetzung des Ausbau- und
Innovationsbedarfs der Stromverteilnetze.

Die Deutsche Energie-Agentur (dena) hatin Zusammenarbeit mit Partnern aus Wissenschaft, Energie-
wirtschaft, Politik und Gesellschaft den Ausbau- und Innovationsbedarf in den deutschen Stromverteil-
netzen bis zum Jahr 2030 untersucht. Hierfiir wurde ein Studiendesign entwickelt, welches einen hohen
wissenschaftlichen Standard zugrunde legt und Stakeholder aus Wirtschaft, Politik und Verbdnden in den
Diskussionsprozess zur Studienerarbeitung einbezieht. Abbildung 1zeigt die grundséatzliche Struktur des
realisierten Studiendesigns.

Zur Umsetzung dieses Studiendesigns hat die dena ausgewdhlte Forschungspartner mit der Erstellung
eines netztechnischen und eines regulatorischen Gutachtens beauftragt. Die in der Projektsteuergruppe
beteiligten Verteilnetzbetreiber haben umfénglich reale Daten fur die netztechnischen Untersuchungen
und regulatorischen Analysen zur Verfiigung gestellt. Dieses Vorgehen stellt die Ergebnisermittlung der
dena-Verteilnetzstudie auf der Grundlage einer fundierten Realdatenbasis sicher.

! Ende 2012 werden voraussichtlich Photovoltaikanlagen mit einer Leistung von ca. 33.000 MW in Deutschland installiert sein,
woraus die hohe Ausbaudynamik in den deutschen Stromverteilnetzen erkennbar ist.
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Die Erstellung der dena-Verteilnetzstudie erfolgte durch die Gutachter Prof. Dr.-Ing. Christian Rehtanz (TU
Dortmund | ef.Ruhr) und Prof. Dr. Gert Brunekreeft (Jacobs University Bremen) und in Begleitung einer
Projektsteuergruppe sowie eines Fachbeirats. Als externe Priifgutachter wurden Prof. Dr. Helmut Lecheler
(FU Berlin), Prof. Dr.-Ing. Ulrich Wagner (Deutsches Institut fiir Luft- und Raumfahrttechnik (DLR)) und
Prof. Dr.-Ing. Rolf Witzmann (TU Miinchen) von der Projektsteuergruppe bestellt. Die dena hat das
gesamte Studienvorhaben initiiert, die Projektsteuergruppe und den Fachbeirat geleitet und war fur das
Projektmanagement einschlieBlich der Ergebniskommmunikation verantwortlich.

Beratung,
A_uataus_ch,
_ Projektsteuergruppe (PSG): Diskussion Fachbeirat (FB):
Delegation von «Verteilnetzbetreiber * Experten aus Politik,
Detailfragen +dena Wirtschaft, Gesellschaft
- <
Technischerundregula- 22 = Beratung,
torischer Expertenkreis: =23 2 de na Austausch,
+ \Vertreter von FP, PSG 3 g g’, -;'e-u.i;(hginelgle-nqenlur Diskussion
und PGA = £
3] =
W
Forschungspartner (FP): Prufen die ..
berat « Prof Rehgtla:z (FP) Studienergebnisse  Prifgutachter (PGA):
- *Prof. Lecheler, erlin
(TU Dortmund / ef.Ruhr) _F;,rot;, I{Nahnler E'):Il_JRB I
+ Prof. Brunekreeft - yvagner, o
e e * Prof. Witzmann, TU Miinchen

Abbildung 1: Studiendesign der dena-Verteilnetzstudie.

Der Projektsteuergruppe oblag die Festlegung der zentralen Eingangsdaten der Studienuntersuchung auf
Empfehlung der eingebundenen gutachterlich tdtigen Forschungspartner und unter Bertiicksichtigung
der Bewertung durch die externen Priifgutachter. Ferner oblag der Projektsteuergruppe die Abnahme des
Endberichts der dena-Verteilnetzstudie. Als stimmberechtigte Mitglieder gehorten folgende Unterneh-
men der Projektsteuergruppe an: EnBW Regional AG, E.ON Bayern AG, E.ON Edis AG, E.ON Netz GmbH,
ESWE Netz GmbH, EWE NETZ GmbH, LEW Verteilnetz GmbH, Mitteldeutsche Netzgesellschaft Strom
mbH, N-ERGIE Netz GmbH, Netzgesellschaft mbH Chemnitz, NRM Netzdienste Rhein-Main GmbH,
Rheinische NETZGesellschaft mbH, Rhein-Ruhr Verteilnetz GmbH, Stddtische Werke Magdeburg GmbH &
Co.KG, Thiiga AG, Vattenfall Europe Distribution Berlin GmbH, WEMAG Netz GmbH.

Der Fachbeirat hat die Erarbeitung der dena-Verteilnetzstudie kontinuierlich begleitet und beraten. Die
Grundannahmen und die Ergebnisse der dena-Verteilnetzstudie miissen jedoch nicht in jedem Fall der
Einschédtzung der Mitglieder des Fachbeirats entsprechen. Dem Fachbeirat gehorten folgende Institutio-
nen an: Bayerisches Staatsministerium fiir Wirtschaft, Infrastruktur, Verkehr und Technologie, Bundes-
netzagentur fir Elektrizitit, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbahnen (BNetzA), Bundesverband
der Energie- und Wasserwirtschaft e.V. (BDEW), Bundesverband der Verbraucherzentralen und
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Verbraucherverbénde - Verbraucherzentrale Bundesverband e.V (vzbv), Bundesverband Erneuerbare
Energie e.V. (BEE), Bundesverband Solarwirtschaft e.V. (BSW), Bundesverband Neuer Energieanbieter e.V.
(bne), Deutscher Industrie- und Handelskammertag e.V. (DIHK), Ministerium fiir Umwelt, Klima und
Energiewirtschaft Baden-Wiirttemberg, Ministerium fiir Wirtschaft und Europaangelegenheiten des
Landes Brandenburg, Niedersédchsisches Ministerium fiir Umwelt und Klimaschutz, Verband der Elektro-
technik Elektronik Informationstechnik e.V. (VDE[FNN), Verband der Industriellen Energie- und Kraftwirt-
schafte.V. (VIK) und Verband kommunaler Unternehmen e. V. (VKU).

3 Der Ausbau der erneuerbaren Energien - ein zentraler Baustein der
Energiewende in Deutschland

Mit ihrem Energiekonzept 2010 definiert die Bundesregierung eine langfristige Strategie fiir die Energie-
politik in Deutschland, die auf eine Dekarbonisierung des Energieversorgungssystems bei gleichzeitigem
Ausstieg aus der Kernenergienutzung abzielt. Ein wesentlicher Baustein dieser Strategie ist der massive
Ausbau der erneuerbaren Energien, die bis 2050 einen Anteil von 80 Prozent an der Stromversorgung
aufweisen sollen.

Fir die Untersuchungen der dena-Verteilnetzstudie wurden zwei Ausbauszenarios fiir die Stromerzeu-
gung aus erneuerbaren Energien bis 2030 unter Ausweisung der Stiitzjahre 2015 und 2020 untersucht:

= Szenario NEP B 2012: Dieses Szenario basiert auf dem Szenario B des Netzentwicklungsplans Strom
2012 (NEP Strom 2012) und wird im Rahmen des NEP Strom 2012 der Ubertragungsnetzbetreiber als
,Leitszenario® bezeichnet.

= Bundesldnderszenario: Diese Variante basiert auf den Zielsetzungen der deutschen Bundeslander
im Hinblick auf die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien, die ausgehend von den Daten des
Szenarios C des NEP Strom 2012 per Anfrage der dena an die Bundesldnder im Sommer 2012 aktuali-
siert bzw. angepasst wurden.

Die in der dena-Verteilnetzstudie zugrunde gelegten Ausbauzahlen fiir die Stromerzeugung aus erneuer-
baren Energien (EE) decken die Bandbreite zwischen der auf bundespolitscher Ebene angestrebten Ent-
wicklung und der aktuell (2012) seitens der Bundesldnder geplanten Ausbauentwicklung ab. Der EE-Aus-
baupfad auf der Basis der Zielsetzungen der Bundeslédnder unterstellt dabei eine dynamischere Entwick-
lung, also einen schnelleren Ausbau der erneuerbaren Energien.

Tabelle 1zeigt den in den beiden Untersuchungsszenarios jeweils angenommenen Ausbaupfad fiir Wind-
energie Onshore, Photovoltaik und Biomasse sowie konventionelle Kraft-Wéarme-Kopplung (KWK). Diese
drei regenativen Erzeugungstechnologien sind die maBgeblichen Treiber fiir den Entwicklungsbedarf in
den Stromverteilnetzen in Deutschland. Dagegen sind die regenerativen Stromerzeugungstechnologien
Wasserkraft, Geothermie und Windenergie Offshore in dieser Ubersicht nicht dargestellt, da fiir die
Nutzung der Wasserkraft in Deutschland keine wesentlichen Anderungen der installierten Leistung bis
2030 zu erwarten sind, Windenergie Offshore direkt an das Stromiibertragungsnetz angebunden wird
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und die zu erwartende installierte Leistung aus Geothermie bis zum Jahr 2030 zu gering ist, um
wesentlichen Einfluss zu haben.

Tabelle 1: Ausbaupfade fiir erneuerbare Energien und KWK bis 2030.

Installierte Szenario NEP B 2012 Bundesldnderszenario
Leistung [GW] 2015 2020 2030 2015 2020 2030
Windenergie 35,6 44,1 611 53,0 77,0 107.9
Photovoltaik 38,4 48,0 62.8 37,8 52,0 717
Biomasse 6,4 7.8 9,2 5,6 6,9 8,7
(If(l’z“inﬁonem 19,6 20,7 21,4 19,6 20,7 21,4

In dem Szenario NEP B 2012 werden unter Berticksichtigung aller EE-Erzeugungstechnologien, also auch
derer, die nicht oder nur teilweise in den Verteilnetzen angeschlossen werden, eine installierte EE-Leis-
tung in Hoéhe von 166 GW und ein Anteil der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien von 62 Prozent
an der Bruttostromnachfrage bis zum Jahr 2030 erreicht. In dem Bundeslédnderszenario werden bis zum
Jahr 2030 eine installierte EE-Leistung von 222 GW und ein EE-Anteil von 82 Prozent an der Bruttostrom-
nachfrage erreicht. In beiden Szenarios wird von einer konstanten Stromnachfrage bis 2030 auf heutigem
Niveau (2010) ausgegangen, da auf der Basis der heute vorhandenen und zu erwartenden weiteren Instru-
mente zur Steigerung der effizienten Stromnutzung einerseits und der weiterhin bestehenden Tendenz
zur verstdrkten Nutzung elektrischer bzw. elektronischer Anwendungen andererseits kein maf3geblicher
Riickgang der Stromnachfrage abzusehen ist.

Fur die beschriebenen EE-Ausbaupfade wird untersucht, wie die Stromverteilnetze in Deutschland ent-
wickelt werden miissen, um die zukiinftig installierte EE-Leistung und damit deren Stromerzeugung
dezentral aufzunehmen. Aus Systemsicht ist dariiber hinaus bis zum Jahr 2030 zu erwarten, dass einem
Teil der erzeugten elektrischen Leistung aus erneuerbaren Energien keine zeitgleich auftretende Strom-
nachfrage gegentiber steht. Dies ist bereits dadurch ersichtlich, dass die Jahreshdchstlast in Deutschland
mit ca. 84 GW deutlich geringer ist, als die zukiinftig installierte EE-Leistung. Es ist daher davon auszu-
gehen, dass Anteile der EE-Erzeugung exportiert, gespeichert und/oder abgeregelt werden miissen. Wie
hoch dieser Anteil der EE-Stromerzeugung bis zum Jahr 2030 sein wird, wurde in der vorliegenden Studie
nicht untersucht.

4  Dielntegration der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien erfordert
den Ausbau der Stromverteilnetze in Deutschland

Die netztechnischen Untersuchungen der dena-Verteilnetzstudie zeigen, dass in den beiden betrachteten
Szenarios die Stromverteilnetze in Deutschland bis 2030 erheblich ausgebaut und erweitert werden
missen. Esistder Bau neuer Stromleitungen und Transformatoren auf allen Verteilnetzebenen sowie die
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Umriistung bestehender Hochspannungs-Freileitungstrassen erforderlich. Ohne diese AusbaumafBnah-
men kann die Erzeugungsleistung der erneuerbaren Energien nicht vollstindig genutzt werden.

In Abbildung 2 werden die Ergebnisse fiir die beiden untersuchten Szenarios der dena-Verteilnetzstudie
dargestellt, die die Bandbreite des Ausbaubedarfs in den deutschen Stromverteilnetzen aufzeigen. Insge-
samt sind der Neubau von 135.000 —-193.00 km Stromkreisldnge, die Umriistung (d.h. Um- und Zubesei-
lung) von 21.000 - 24.500 km bestehender Freileitungen in der Hochspannungsebene sowie die Instal-
lation einer zusétzlichen Transformatorleistung von insgesamt 69.000 - 93.000 MVA bis zum Jahr 2030

erforderlich.
N
140.000------- Ausbau: ™ Niederspannung M Mittelspannung @ Hochspannung
Umbau: Hochspannung
120,000 - ---m e mm e
100000 - -+ e e
Szenario NEP B2012 Bundeslédnderszenario
-1 Jo 1 [0 [ N RISRRS— EUSTETRSTRRS RS SS

2015 2020

Abbildung 2: Netzausbaubedarf in Stromkreiskilometern
je Spanungsebene und Stiitzjahr (kumuliert).

Bezogen auf die bestehenden Stromverteilnetze ist der Ausbaubedarf in der Hochspannung und der
Mittelspannung am umfangreichsten. Gemessen an den bestehenden Stromkreiskilometern miissen in
der Hochspannungsebene zusétzlich 12 bis 19 Prozent Stromnetz neu gebaut und 22 bis 26 Prozent des
Netzes soweit technisch und rechtlich moglich durch Um- und Zubeseilung bestehender Freileitungs-
trassen umgeriistet werden. In der Mittelspannungsebene miissen 15 bis 24 Prozent Stromnetz zusétzlich
neugebaut werden. In der Niederspannung ist der Ausbaubedarf geringer, hier miissen - bezogen auf die
bestehenden Niederspannungsnetze — ungefdhr fiinf Prozent zusétzlich neu gebaut werden.
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Die Zunahme des Ausbaubedarfs mit steigender Spannungsebene ist u.a. dadurch begriindet, dass bei-
spielsweise die Hochspannungsebene im netzauslegungsrelevanten Riickspeisefall neben der auf dieser
Netzebene angeschlossenen Erzeugungsleistung der erneuerbaren Energien auch die EE-bedingte Riick-
speiseleistung der unterlagerten Ebenen aufnehmen muss und damit zusatzlich belastet wird. Riickspei-
sung bedeutet, dass die durch EE-Anlagen eingespeiste Leistung in den unterlagerten Netzebenen grof3er
als die lokale Stromnachfrage in diesen Ebenen ist und daher in die iiberlagerten Netzebenen tibertragen,
also ruckgespeist, wird.

Die nachfolgende Tabelle schliisselt die Detailergebnisse der netztechnischen Untersuchungen fiir die
beiden betrachteten Szenarios getrennt nach Spannungsebene fiir jedes Stiitzjahr auf.

Tabelle 2: Netztechnische Studienergebnisse je Spannungsebene und Stiitzjahr
(Legende: NS: Niederspannung; MS: Mittelspannung; HS: Hochspannung; HOS: Hochstspannung).

Szenario NEP B 2012 Bundeslanderszenario
bis2015 | bis2020 | bis2030 | bis2015 | bis2020 | bis2030
. NS 38.673 | 44.746 51.563 41242 | 47.624 | 57.299
Ausbauin
StromkKreis- MS | 19.828 | 42.855 72.051 29.711 71.002 | 117.227
kilometern[km] " p, ™) 676 6173 | 1.094 | 3.017 | 10255 | 18.445
Modifizierung
bestehender HS 12.934 19.208 | 24.545 8.100 14.597 21.100
Stromkreise [km]
Zubau an Trafo- | MS/NS| 5.860 6.876 16.036 12.856 14.107 33.977
leistung [MVA] | HS/MS| 48.068 | 49.655 | 53159 | 48744 | 51.880 59.313
Zusatzliche HS |
Umspannwerke HOS 14 18 18 11 14 23
HS/HOS
NS 2,6 3,0 3,6 2,8 3.2 4,2
Investition
[Mrd. €] MS 3.2 5.2 7.8 41 7.7 12,0
HS 5,6 10,2 16,1 6,5 15,8 26,3

Der aus dem aufgezeigten Netzausbaubedarf resultierende Investitionsbedarf betrdagt 27,5 bis 42,5 Mrd. €
bis zum Jahr 2030 und ist in Abbildung 3 getrennt nach Spannungsebenen dargestellt.
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Szenario NEP2012B Bundeslanderszenario
Gesamt: 27,5 Mrd. Euro Gesamt: 42,5 Mrd. Euro

42Mrd. €

3,6Mrd. €

16,1Mrd. € 26,3 Mrd. €

Niederspannung
M Mittelspannung
Hochspannung

Abbildung 3: Investitionsbedarf in die deutschen Stromverteilnetze bis 2030.

Der groBte Anteil des Investitionsbedarfs entféllt auf den Netzausbaubedarf in der Hochspannungsebene.
Dieser Wert ergibt sich daraus, dass die Investitionskosten fiir die Installation von Kabeln in der Hoch-
spannung je Kilometer um das Dreizehnfache héher als in der Niederspannungsebene und um das
Zehnfache hoher als in der Mittelspannungsebene sind. Hinzu kommen die Investitionen fiir die Um-
riistung bestehender Freileitungssysteme. Daraus resultiert, dass der Investitionsbedarf auf Hochspan-
nungsebene trotz geringerer Zubaukilometer deutlich héher ist.

5 Ausbaubedarfder Stromverteilnetze - Variantenrechnungen fiir
verschiedene Optionen der Netzentwicklungsplanung

Der unter Zugrundelegung der beiden Untersuchungsszenarios aufgezeigte Ausbaubedarf der Strom-
verteilnetze basiert auf dem Einsatz konventioneller Betriebsmittel und den heute geltenden Rahmen-
bedingungen der Netzentwicklungsplanung. Dem gegeniiber steht die zukiinftige Nutzung verschie-
dener grundsatzlich einsetzbarer technischer Optionen. Auf der Basis von Variantenrechnungen hat die
dena-Verteilnetzstudie untersucht, welcher Ausbaubedarf der Stromverteilnetze sich unter Berticksich-
tigung dieser Optionen in Deutschland bis 2030 ergibt. Zusdtzlich wurde im Rahmen einer weiteren
Analyse ermittelt, welchem Einfluss eine Reduktion der Last (Stromnachfrage) auf die Entwicklung der
Stromverteilnetze beigemessen werden kann.

Die betrachteten Optionen sind grundsétzlich technisch machbar. Allerdings setzen die heute in
Deutschland bestehenden Rahmenbedingungen teilweise nicht die fiir die Realisierung dieser Technik-
optionen erforderlichen Anreize und in einigen Féllen - z.B. im Hinblick auf die Abregelung der Erzeu-
gungsspitzen der regenerativen Stromerzeugung - lasst die aktuell giiltige Gesetzeslage eine Umsetzung
nicht zu. Die auf der Basis von Variantenrechnungen untersuchten technischen Optionen zeigen dennoch
grundsétzlich auf, welchen Einfluss ihr Einsatz auf den Ausbaubedarf der Stromverteilnetze haben kann.
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Anhand ausgewdhlter Netzbereiche der deutschen Stromverteilnetze wurde eine Reihe technischer
Optionen untersucht. Aufgrund der begrenzten Untersuchungs- bzw. Datengrundlage sind die Ergebnisse
als eine Abschitzung der generellen Gro8enordnung des Einflusses der betrachteten Optionen zu ver-
stehen. Auch wurde ausschlieBlich untersucht, in wie weit die Investitionen und damit der Ausbau des
physischen Netzes reduziert werden kann. Dartiiber hinaus fallen fiir die einzelnen technischen Optionen
gegebenenfalls weitere Kosten - beispielsweise fiir Wartung und Betrieb, aber auch fiir Investitionen in
Speicher oder in die Informations- und Kommunikationstechnik fiir die Umsetzung von Laststeuerung -
an. Diese Zusatzkosten sind nichtin die Variantenrechnungen eingeflossen.

\
M Einsatzinnovativer Netzbetriebsmittel Netzgetriebene Laststeuerung
I Anpassung der technischen Richtlinien M Reduktion der Stromnachfrage
I Abregelung von EE-Erzeugungsspitzen M Marktgetriebene Laststeuerung
Netzgetriebener Einsatz von Speichern ® Marktgetriebener Einsatz
Vorausschauende Netzplanung von Speichern
150% ...................................................................................................................
= VN
=
N
(=
2100%
5]
a
(=)}
c
2
()
2
S50% - B BB
Potenzialabschdtzung anhand exemplarischer Netzberechnungen

0%

Bei der Potenzialabschatzung wurde nur die Auswirkung auf den Netzinves-
titionsbedarf ermittelt. Zusatzlich anfallende Aufwendungen, beispielsweise
firWartung, Betrieb oder den Bau von Speichern, wurden nicht berticksich-
tigt. Auchist zu beachten, dass die Potenziale der einzelnen Optionen nicht
addiertwerden kénnen.

Dasin der Option ,,Einsatzinnovativer Netzbetriebsmittel“ ausgewiesene
Reduktionspotenzial wird durch zusatzliche Aufwendungen fir Wartung
und Betrieb sowie verkirzte Betriebsmittellebensdauern in Teilen
kompensiert.

Abbildung 4: Variantenrechnung fiir verschiedene technische Optionen
in den Stromverteilnetzen bis 2030.
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Abbildung 4 zeigt die Ergebnisse der Variantenrechnungen, die unter Zugrundelegung exemplarischer
Netzberechnungen ermittelt wurden. Einzelne technische Optionen kénnen den Investitionsbedarf in die
Netzinfrastruktur verringern, wobei die Einzelergebnisse der betrachteten Optionen nicht addiert werden
konnen. Hingegen ist jedoch bei einem marktgetriebenen Einsatz von Speichern und wie auch bei dem

marktgetriebenen Einsatz von Laststeuerung sowie im Fall einer Lastreduktion (z.B. infolge von Energie-

effizienzmafBnahmen) mit einem zusitzlichen Netzausbaubedarf zu rechnen.

Einsatz innovativer Netzbetriebsmittel: In dieser Variantenrechnung werden u.a. der Einsatz
regelbarer Ortsnetztransformatoren, die Blindleistungsregelung in Verbindung mit der EE-Einspei-
sung und Einsatz von Mehrfachbiindeln und Hochtemperaturleitern in der Hochspannung bertick-
sichtigt. Der Einsatz dieser innovativen Betriebsmittel fithrt zu einer deutlichen Reduktion des Aus-
baubedarfs der Stromverteilnetze. Zugleich kann unter Zugrundelegung der Variante , Einsatz
innovativer Netzbetriebsmittel“ das grof3te Reduktionspotenzial des Netzausbaubedarfs im Ver-
gleich zu den weiteren untersuchten Varianten aufgezeigt werden. Es ist darauf hinzuweisen, dass
bei dieser Variante den vermeidbaren Netzinvestitionen erhéhte Kostenaufwendungen fiir Wartung
und Betrieb und die zum Teil geringeren Lebensdauern dieser Netzbetriebsmittel (i Vergleich zu
konventionellen Betriebsmitteln) gegentiiberstehen. Dartiber hinaus bedingt der Einsatz dieser
Technologien in Teilen auch Umriistungen an Bestandsanlagen. Die sich daraus ergebenden zusétz-
lichen Kosten werden in der vorliegenden Untersuchung nicht quantifiziert.

Anpassung der technischen Richtlinien: Die Variantenrechnung ,Anpassung der technischen
Richtlinien“ untersucht, inwieweit eine Ausweitung beziehungsweise Anderung heute bestehender
technischer Richtlinien beziiglich der Spannungshaltung den Ausbaubedarf der Stromverteilnetze
reduzieren kann. Kostenseitig wird ein Teil der vermeidbaren Netzinvestition jedoch durch Mehr-
kosten fiir Netzplanung und Betriebs-iiberwachung kompensiert. Dieser Kompensationseffekt
wurde in der Studie nicht quantifiziert.

Abregelung der EE-Erzeugungsspitzen: Bei dieser Variante werden die Leistungsspitzen von Photo-
voltaik und Windenergie (Onshore) abgeregelt. Hierdurch werden die maximale Belastung der
Stromnetze sowie die zu integrierende EE-Einspeisung verringert. Ein solches Vorgehen ist nicht mit
der aktuell geltenden rechtlichen Regelung (EEG 2012) vereinbar. Jedoch ist festzuhalten, dass durch
diese MaBnahme der Ausbaubedarf in den deutschen Stromverteilnetzen signifikant reduziert
werden kann.

Vorausschauende Netzplanung: Die Variante ,vorausschauende Netzplanung*® unterstellt eine
perfekte Voraussicht in Bezug auf Hohe und regionale Verteilung der zukiinftigen EE-Ausbauent-
wicklung bis zum Jahr 2030. Aus der Hohe der ermittelten Reduktion des Netzausbaubedarfs wird
deutlich, dass durch steigende Planungssicherheit die Verteilnetzbetreiber den Netzausbau opti-
mieren bzw. minimieren konnten. Das ausgewiesene Potenzial ist jedoch in der dargelegten Gréen-
ordnung nicht erschliebar, da in der Realitédt keine verldsslichen Planungsdaten fiir die Umsetzung
der hier angenommenen vorausschauenden Netzplanung verfiigbar sind.
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= Speicherund Laststeuerung: Bei den Variantenrechnungen fiir Speicher und Laststeuerung?
missen die grundsétzlichen Einsatzweisen dieser Technologien unterschieden werden. Bei einem
marktgetriebenen Einsatz werden Speicher und Laststeuerung aufgrund von Marktsignalen, also in
der Regel Preissignale der Stromborse bzw. des Stromvertriebs, gesteuert und betrieben. Diese
Betriebsweise kann in einigen Féllen dazu fiithren, dass die marktbasierte Ausspeicherung der Strom-
speicher wie auch die marktbasierte Laststeuerung das Netz zuséatzlich belastet und damit ein zusatz-
licher Netzausbaubedarf entsteht. Werden die Speicher dagegen unter netztechnischen Gesichts-
punkten eingesetzt bzw. wird der marktgetriebene Einsatz in netzkritischen Situationen einge-
schrankt, kann durch Stromspeicher und Laststeuerung auch eine Entlastung und damit eine Reduk-
tion des Netzausbaubedarfs erreicht werden. Jedoch ist fraglich, ob die infolge der Reduktion des
Netzausbedarfs sich ergebenden vermiedenen Investitionen ihrer Hohe nach ausreichend sind, die
Hohe der zusétzlichen Investitionen fiir die ErschlieBung bzw. Errichtung von Laststeuerung und
Speichern zu decken.

= Reduktion der Stromnachfrage (Lastreduktion): Fir die Untersuchungen der Hauptszenarios der
dena-Verteilnetzstudie wurde eine konstante Stromnachfrage auf heutigem Niveau zugrunde
gelegt. Gemas den Zielsetzungen des Energiekonzepts der Bundesregierung (2010) wird jedoch eine
Senkung des Stromverbrauchs in Deutschland um 10 Prozent bis 2020 und um 25 Prozent bis 2050
(bezogen auf 2008) angestrebt. Die Variantenrechnung ,Lastreduktion® zeigt im Ergebnis, dass eine
entsprechende Reduktion der Stromnachfrage (d.h. Reduktion bezogener elektrischer Arbeit und
Leistung) zu einer Erhéhung des Ausbaubedarfs in den Stromverteilnetzen fiihrt. In dem fiir viele
Netzbereiche auslegungsrelevanten Riickspeisefall fiihrt eine Senkung der Stromnachfrage zu einer
Erhohung der Rickspeisung der regenerativen Stromerzeugung in diesen Strédngen in iiberlagerte
Netzebenen. Daraus ergibt sich in der Konsequenz ein erhdhter Netzausbaubedarf.

6  Eine Anpassung der regulatorischen Rahmenbedingungen ist erforderlich

Die Stromverteilung und Stromiibertragung unterliegt im liberalisierten Strommarkt in Deutschland der
Regulierung. Die Kosten, welche ein Netzbetreiber tiber die Netznutzungsentgelte (NNE) geltend machen
kann, sind per Gesetz und Verordnung festgeschrieben. Die Anreizregulierungsverordnung (ARegV)
definiert in diesemn Zusammenhang die Erlésobergrenzen sowie die daraus resultierenden Kostenstruktur
je Verteilnetzbetreiber.

Die ARegV beinhaltet verschiedene Elemente, um die Versorgungsaufgabe eines Verteilnetzes sowie in
einem gewissen Rahmen auch deren Anderung abzubilden. Daneben sind aber auch die Steigerung der
Produktivitdt und der Effizienz in Form von senkenden Faktoren auf die Kapital- und Betriebskosten vor-
gegeben. Urspriinglich wurde die ARegV fiir ein Energiesystem mit weitgehend gleichbleibender Ver-

%Laststeuerung wird vielfach auch als Demand-Side-Management (DSM) bezeichnet.
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sorgungsaufgabe entwickelt, in dem durch den Gesetz- und Verordnungsgeber Anreize zur Effizienz-
steigerung und damit Kostensenkung gesetzt werden, die zugleich eine Kostenentlastung der Strom-
verbraucher bewirken sollen.

Im Zuge der regulatorischen Untersuchungen der dena-Verteilnetzstudie wurde analysiert, ob die aktu-
elle Ausgestaltung der ARegV es ermoglicht, dass die Betreiber der Stromverteilnetze unter den Rahmen-
bedingungen der Energiewende und den sich daraus ergebenden Anforderungen an die Netzentwick-
lung die von der Regulierung vorgesehen Rendite erhalten. Die Ergebnisse dieser Analyse zeigen, dass
Verteilnetzbetreiber, die in ihrem Netzgebiet einen hohen Investitionsbedarf bis 2030 aufweisen, nicht
die von dem Verordnungsgeber vorgesehene Rendite erwirtschaften konnen. Damit zeigen diese Ergeb-
nisse, dass derzeit die vorgesehenen Anreize zur Finanzierung der notwendigen Investitionen in die
Stromverteilnetze in Deutschland nicht vorhanden sind.

Tabelle 3: Auskéminlichkeit der ARegV fiir die untersuchten Netzentwicklungsfalle
(Betrachtung ab 2. Regulierungsperiode).

Untersuchungsfille Variante NEPB 2012 | Bundesldndervariante
Ersatzbedart =hoch
Ausbaubedarf =hoch
Ersatzbedarf =gering
' ++ ++
Ausbaubedarf =gering
Ersatzbedart =nmittel
Ausbaubedarf =hoch
Ersatzbedarf =nmittel 0 0
Ausbaubedarf =gering
Legende:
-[-- :regulierte Rendite wird verfehlt
0 :regulierte Rendite wird erreicht
+[++ :regulierte Rendite wird tibertroffen

In Tabelle 3 sind die Ergebnisse beziiglich der durch die ARegV-Systematik vorgesehenen Rendite dar-
gestellt. Da sich in der Praxis der Investitionsbedarf aus Erweiterungsinvestitionen in Folge des gegebenen
Netzausbaubedarfs sowie aus Aufwendungen fiir Ersatzmafnahmen im Bestandsnetz zusammensetzt,
wurde eine solche Unterscheidung auch im Rahmen der dena-Verteilnetzstudie vorgenommen. Grund-
lage der quantitativen Analyse der regulatorischen Rahmenbedingungen ist der im netztechnischen
Studienteil ermittelte Netzausbaubedarf unter Beriicksichtigung der existierenden Bestandsanlagen.
Damit wurden die Mittelriickfliisse aus bestehenden Altanlagen in der Betrachtung berticksichtigt.
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Fiir die Analyse der regulatorischen Rahmenbedingungen wurden verschiedene Netzentwicklungsfalle
zugrunde gelegt, um eine generelle Aussage zur Auskommlichkeit der ARegV treffen zu kénnen. Aus-
kémmlich ist die ARegV in diesem Sinn dann, wenn die von der Regulierung vorgesehene Zielrendite
erreicht werden kann. Die Ergebnisse der dena-Verteilnetzstudie zeigen, dass fiir Verteilnetzbetreiber mit
hohem Erweiterungsbedarf bzw. hohem Investitionsbedarf im Allgemeinen keine auskdmmliche Rendite
unter derzeitigen Rahmenbedingungen gegeben ist. Es besteht somit dringender Anpassungsbedarf der
ARegV, um geeignete Anreize fiir die Realisierung des notwendigen Anpassungsbedarfs der Stromverteil-
netze in Deutschland zu setzen.

Im Rahmen der ARegV wurde bereits in der Vergangenheit mit dem Erweiterungsfaktor ein Instrument
zur Abbildung verdnderter Rahmenbedingungen implementiert. Durch den Erweiterungsfaktor sollen
Kostendnderungen in Folge des Ausbaus der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien, aber auch
durch Anderungen des Versorgungsgebiets bzw. durch Anderung der Stromnachfrage, abgebildet
werden.

Die Analysen des regulatorischen Gutachtens zeigen, dass der Erweiterungsfaktor der ARegV zwar wirk-
sam ist, d.h. der Erweiterungsfaktor erméglicht zumindest eine Erh6hung der Erlése fiir Verteilnetzbe-
treiber mit bestehendem Ausbaubedarf in Folge des EE-Ausbaus. Allerdings verteilt der Erweiterungs-
faktor die zusatzlich erwirtschaftbaren Erlése nicht entsprechend des tatsdchlich auftretenden Erwei-
terungsbedarfs in den Stromverteilnetzen. Insbesondere fiir Verteilnetzbetreiber mit hohem Investi-
tionsbedarf, welche zuséatzliche Investitionsmittel und damit Erlose benétigen, ist auch unter Bertick-
sichtigung des Erweiterungsfaktors die vom Verordnungsgeber vorgesehene Rendite nicht zu erwirt-
schaften.

Tabelle 4: Deckung des Erweiterungsinvestitionsbedarfs
durch zusatzliche Einnahmen aus Anwendung des Erweiterungsfaktors.

. Deckungsgrad
Untersuchungsfille Erweiterungsfaktor
Ersatzbedarf=hoch 849
Erweiterungsbedarf=hoch )
Ersatzbedarf=gering

. . 186 %
Erweiterungsbedarf = gering
Ersatzbedarf=mittel 115%
Erweiterungsbedarf =hoch )
Ersatzbedarf=mittel 85%
Erweiterungsbedarf = gering )

Tabelle 4 zeigt den Deckungsgrad des Erweiterungsfaktors der ARegV und damit den Anteil der durch den
EE-Ausbau entstehenden Erweiterungsinvestitionen, welche durch die zusétzlich auf der Basis des beste-
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henden Erweiterungsfaktors generierten Erlose gedeckt sind. Es wird deutlich, dass der Erweiterungs-
faktor die zusétzlichen Erlése nicht sachgerecht alloziert und daher die ARegV angepasst werden muss.

7 Empfehlungen

Die Ergebnisse der dena-Verteilnetzstudie zeigen einen enormen Ausbau- und Innovationsbedarf in den
deutschen Stromverteilnetzen. Um den weiteren Ausbau und die Nutzbarmachung der Stromerzeugung
aus erneuerbaren Energien zu ermdoglichen, miissen die Stromverteilnetze erheblich erweitert werden.

Zur Realisierung des ermittelten Netzausbedarfs ist es erforderlich, dass die Verteilnetzbetreiber die von
der Regulierung vorgesehene Rendite erzielen konnen. Diesem Sachverhalt wird unter heutigen Rahmen-
bedingungen nichtim erforderlichen Maf3 Rechnung getragen. Die Untersuchungen zeigen, dass einer-
seits die erzielbaren Renditen der Verteilnetzbetreiber mit hohem Investitionsbedarf nicht ausreichend
sind. Andererseits zeigen die vorliegenden Untersuchungsergebnisse, dass das Konzept des Erweiterungs-
faktors zusétzliche Erl6se fur Erweiterungsinvestitionen nicht sachgerecht unter den Netzbetreibern
verteilt. Es muss deshalb zeitnah eine Anpassung der ARegV erfolgen, um das Erreichen der Zielsetzungen
der Energiewende nicht zu gefdhrden. Zugleich zeigen die vorliegenden Analysen auch deutlich auf, dass
eine entsprechende Anderung der ARegV zeitnah erfolgen muss: Anpassungen zu einem spéteren Zeit-
punkt wiirden das bereits heute bestehende Problem noch erheblich verschérfen.

Die in der dena-Verteilnetzstudie ermittelten Potenziale zur Reduktion des Netzausbaubedarfs miissen
weiter untersucht werden. Insbesondere muss eine detaillierte Wirtschaftlichkeitsanalyse der zur Reduk-
tion des Netzausbaubedarfs bestehenden technischen Optionen erfolgen. Dariiber hinaus ist zu empfeh-
len, einen transparenten gesellschaftlichen Dialog zu fiihren, welche der in dieser Studie aufgezeigten
technischen Optionen und Potenziale zukiinftig fiir die Entwicklung der Stromverteilnetze genutzt
werden sollen. Im Ergebnis dieses gesellschaftlichen Dialog- und Entscheidungsprozesses werden voraus-
sichtlich weitere Anpassungen des rechtlichen und regulatorischen Rahmens in Deutschland erforder-
lich.

8 Ausblick

Die dena-Verteilnetzstudie hat den Netzausbaubedarf in den Stromverteilnetzen, die Moglichkeiten zur
Reduktion des Ausbaubedarfs durch verschiedene technische Optionen sowie die Erreichung der Ziel-
rendite im Rahmen der heute bestehenden regulatorischen Rahmenbedingungen fiir den Betrieb der
Stromverteilnetze in Deutschland untersucht. Zuséatzlich zu den in dieser Studie beantworteten Frage-
stellungen besteht weiterer Forschungsbedarf, welcher wie folgt skizziert werden kann:

= Dasindervorliegenden Studie ermittelte Potenzial zur Senkung des Investitionsbedarfs in den
deutschen Stromverteilnetzen muss durch weitergehende Analysen detaillierter untersucht und
quantifiziert werden. Den ermittelten Potenzialen zur Reduktion des Investitionsbedarfs stehen
zusétzliche Kosten in Folgen verdanderter Nutzungsdauern fiir innovative Betriebsmittel, fur die
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zusitzliche Wartung und Uberwachung der eingesetzten Technologien bzw. der Stromverteilnetze
insgesamt gegentiber. Daher miissen fiir die ermittelten Optionen zur Reduktion des Ausbaubedarfs
der Stromverteilnetze weitergehende makro- und mikro6konomische Analysen erfolgen.

»  Zukunftigist eine Erweiterung der Aufgaben der deutschen Stromverteilnetzbetreiber zu erwarten.
Die Bereitstellung von Systemdienstleistungen aus den Verteilnetzen heraus und die betriebliche
und planerische Koordination mit den Ubertragungsnetzbetreibern wird zunehmend an Bedeutung
gewinnen. Es besteht weiterer Forschungsbedarf, wie sich regenerative Stromerzeugungsanlagen
zukinftig verstarkt an der Bereitstellung von Systemdienstleistungen beteiligen kénnen und
miissen. Des Weiteren bedarf es aber insbesondere auch neuer Betriebsfithrungskonzepte in den
deutschen Stromnetzen, die auf der Basis einer zu intensivierenden Zusammenarbeit zwischen Uber-
tragungsnetzbetreibern und Verteilnetzbetreibern die Aufrechterhaltung der Systemstabilitdt und
Systemsicherheit ermoglichen. Die hierfiir erforderliche Uberpriifung und voraussichtliche Neu-
Definition von Rollen und Aufgaben fiir den sicheren und stabilen Betrieb der Stromnetze mit wach-
senden Anteilen regional stark verteilter Stromerzeugungsanlagen ist in weitergehenden Unter-
suchungen zu betrachten.

= Einwesentlicher Fokus muss auf die Systemintegration der Stromerzeugung aus erneuerbaren
Energien gelegt werden. Die dena-Verteilnetzstudie untersucht, in welchem Umfang die Stromver-
teilnetze in Deutschland ausgebaut werden miissen, um die Stromerzeugung aus erneuerbaren
Energien nutzbar zu machen. Dariiber hinaus ist die Frage zu kldren, wie eine Erzeugungsleistung
von bis zu 225 GW bei einer Bandbreite der Last in Deutschland von ca. 30 GW Minimallast bis ca.
84 GW Maximallast in das europdische Stromerzeugungssystem insgesamt integriert werden kann.
Zukunftig werden regelmaBig Situationen entstehen, in denen die fluktuierende Erzeugung aus
erneuerbaren Energien die Nachfrage tibersteigt. Dann muss der Strom exportiert, gespeichert und |
oder abgeregelt werden. Die Systemintegration erneuerbarer Energien muss in Abstimmung mit den
europdischen Nachbarléndern erfolgen.
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Zusammenfassung des technischen Gutachtens

Der politische Wille zum Klimaschutz und die entsprechenden Zie-
le in der EU und in Deutschland fihren zu einem massiven Aus-
bau Erneuerbarer Energien. Gerade in den Verteilnetzen der Nie-
derspannungs- (0,4 kV), Mittelspannungs- (10-30 kV) und Hoch-
spannungsebene (110 kV) findet ein Uberwiegender Teil dieser
Entwicklung dezentral, verteilt in der FlAche und unabhangig von
der regionalen Verteilung der zu versorgenden Kunden, statt.

Der starke Zubau dieser dezentralen Energieumwandlungsanla-
gen in der Verteilnetzebene hat einen unmittelbaren Einfluss auf
die Planung und den Betrieb der Verteilnetze. Die bisherige Ver-
sorgungsaufgabe wird durch die zunehmende Integration von EE
um weitere Aufgaben erganzt. Insbesondere um die sich aus der
Lastflussumkehr ergebenden Anforderungen zur Spannungshal-
tung zu beherrschen, missen die Netze durch Ausbau- und Ver-
starkungsmafl3nahmen ertiichtigt werden. Dieser Zustand ist be-
reits heute in vielen Netzen, speziell im landlichen Raum, erreicht.
Fir die nachsten Jahre ist zu erwarten, dass die Netze nahezu
flachendeckend zur Aufnahme Erneuerbarer Energien ausgelegt
werden mussen.

Weiterhin werden die zukunftigen Anforderungen an Verteilnetze
durch flexible Last- und Einspeisesteuermechanismen, das so
genannte Demand- oder Supply-Side-Management, gepragt.
Durch diese Mechanismen aggregierte Marktprodukte (Smart Mar-
ket) kbénnen aufgrund einer hohen Gleichzeitigkeit die Verteilnetze
stark belasten oder aber Dienstleistungen zu deren Entlastung
erbringen.

Neben dem Zubau Erneuerbarer Energien muss auch der Einfluss
der Lastentwicklung, einschlieZlich neuer elektrischer Lasten wie
Warmepumpen oder Elektrofahrzeuge und deren Wechselspiel mit
dezentralen Energieumwandlungsanlagen oder auch Speichern,
auf die Verteilnetze untersucht werden.



Zusammenfassung des technischen Gutachtens

Auf die geénderten Anforderungen an die Versorgungsaufgabe
kann im Netz auch durch innovative Technologien reagiert werden.

Das Ziel dieses technischen Teils dieser Studie ist es aufzuzeigen
und zu bewerten, inwieweit das deutsche Verteilnetz von der Nie-
derspannung bis zur Hochspannung auf Grund des Zubaus Er-
neuerbarer Energien und neuer Versorgungsanforderungen bis
zum Jahr 2030 verstéarkt, erweitert und umgebaut werden muss.
Die Leistungs- und Betriebsgrenzen der deutschen Verteilnetze
werden unter Berilicksichtigung reprasentativer realer Netzdaten
fur die Stitzjahre 2015, 2020 und 2030 ermittelt. Die Basis bildet
die Analyse des heutigen Zustands.

Zunachst werden die mal3geblichen Treiber analysiert und in zwei
Basisszenarien Uberfuhrt, die die Entwicklung der Versorgungs-
aufgabe in den Stitzjahren kennzeichnen. Das Szenario
NEP B 2012 basiert auf verdffentlichten Daten und Studien und
orientiert sich Uberwiegend am Szenario B des Netzentwicklungs-
plans 2012 der BNetzA. Das Bundeslanderszenario basiert auf
aktuellen Zielen und Prognosen der deutschen Bundeslander und
zeigt deutlich héhere Ausbauzahlen. Die Szenarien werden regio-
nal auf Gemeindeebene umgerechnet. Anhand realer Netzdaten
von 16 Uber Deutschland verteilten Verteilnetzbetreibern wird der
Ausbaubedarf als Betriebsmittelmengen und Investitionsbedarf
bestimmt. Der ermittelte Ausbaubedarf wird auf Deutschland
hochgerechnet. Die Berechnung erfolgt fir die zwei Szenarien
sowie eine Reihe darauf basierender Varianten, die innovative,
technische und planerische Alternativen umfassen.

Die Untersuchung ist dadurch getrieben, dass der Netzausbau
unter realitdtsnahen Annahmen ermittelt wird. Die Betrachtung
basiert auf einer grof3en Anzahl realer Netzdaten, die von Verteil-
netzbetreibern bereitgestellt wurden, die rund 50 % der deutschen
Verteilnetze betreiben. Hierdurch ist gewahrleistet, dass im Ver-
gleich zu Studien, die exemplarische Modellnetze betrachten, eine
maoglichst hohe Realitdtsnédhe und damit Genauigkeit erzielt wird.

In Abbildung 1.1 wird die Methodik des technischen Gutachtens
dieser Studie (Studienteil A) und die Methodik des regulatorischen
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Abbildung 1.1

Gutachtens dieser Studie (Studienteil B) sowie die Schnittstelle
zwischen den beiden Gutachten schematisch dargestellit.

Im technischen Gutachten werden deutschlandweite Szenarien
zum Zubau von dezentralen Energieumwandlungsanlagen ge-
meindescharf regionalisiert. Mittels einer Clusteranalyse werden
Gemeinden, die im Betrachtungsrahmen dieser Studie eine ahnli-
che Entwicklung der Versorgungsaufgabe aufweisen, in sogenann-
ten Netzgebietsklassen zusammengefasst. Anschlielend werden
die regionalisierten Zubau-Szenarien fur dezentrale Energieum-
wandlungsanlagen auf reale Verteilnetze angewandt und der er-
forderliche Netzverstarkungsbedarf bestimmt. Der ermittelte Netz-
verstarkungsbedarf wird mit Hilfe der Netzgebietsklassen auf
Deutschland hochgerechnet.

Studienteil A Studienteil B

Erweiterungsinvestitionen
der VNB fur Basis- und
Variantenrechnungen

Szenarien zum
DEA-Zubau in DE

A 4 y

Regionalisierung der Simulation der Ersatz-
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\ 4 A 4
Clusteranalyse Klassifizierung der VNB
\ 4 A 4
Netzberechnungen Ermittlung der Netzkosten
\ 4 y
Hochrechnung E"rm|ttlung der
Erlédsobergrenzen
\ 4 A 4
Erweiterungsinvestitionen
Aussage zur Suffizienz der
in DE fur Basis- und
ARegV fur VNB
Variantenrechnungen

Methodik im Studienteil A und im Studienteil B




Tabelle 1.1

Zusammenfassung des technischen Gutachtens

Die Betrachtungen des regulatorischen Gutachtens basieren auf
realen Daten von Verteilnetzbetreibern. Dazu werden zunachst
vom technischen Forschungspartner die Erweiterungsinvestitionen
fur ausgewdahlte Versorgungsgebiete der Verteilnetzbetreiber be-
stimmt. Zur Bestimmung der gesamten Netzkosten werden im re-
gulatorischen Teil zusatzlich die Investitionszyklen fir die Er-
satzinvestitionen simuliert. Auf Grundlage des unterschiedlichen
Investitionsbedarfs erfolgt eine Klassifizierung der Verteilnetzbe-
treiber. Auf Basis der fir die Verteilnetzbetreiber ermittelten Erlos-
obergrenzen kann eine Aussage zur Suffizienz der ARegV fir VNB
in Abhangigkeit von ihrer Klassenzugehdrigkeit getroffen werden.
Die Methodik der beiden Studienteile ist so angelegt, dass es kei-
ne Rickkopplung des regulatorischen Studienteils auf den techni-
schen Studienteil gibt. Das bedeutet, dass der im Studienteil A
ermittelte Investitionsbedarf unabhdngig vom regulatorischen
Rahmen besteht.

Windenergie und Photovoltaik sind die identifizierten mal3gebli-
chen Treiber der Veranderung der Versorgungsaufgabe.

Das ermittelte Szenario NEP B 2012 orientiert sich am Szenario B
der Bundesnetzagentur und bildet Gesamtwerte fir Deutschland,
die heute als realistisch eingeschétzt werden, ab. Die Werte fur
Szenario NEP B 2012 sind in Tabelle 1.1 zusammengefasst.

Leistungswerte der primaren Treiber im Szenario NEP B 2012

35,6 44,1 61,1
38,4 48,0 62,8

Das alternative Bundeslénderszenario, welches aus aktualisierten
Zielsetzungen und Prognosen der Bundeslander ermittelt wurde,
zeigt in Summe deutlich hohere Werte. Eine Ubersicht der dort
angenommenen Werte ist in Tabelle 1.2 dargestellt.



Tabelle 1.2

Zusammenfassung des technischen Gutachtens

Leistungswerte der primaren Treiber im Bundeslanderszenario

53,0 77,0 107,9
37,8 52,0 71,7

In beiden Szenarien wird von einer konstanten Lastsituation aus-
gegangen, da Effizienzsteigerungen durch neue elektrische An-
wendungen wie Warmepumpen und Elektrofahrzeuge kompensiert
werden.

Als zuklnftige Treiber, die sich heute jedoch nur mit einer grof3en
Unschéarfe prognostizieren lassen, werden die Last- und Einspei-
sesteuerung (Demand- und Supply-Side-Management) sowie
Speicher (aul3er Pumpspeicherkraftwerke) eingestuft und in Vari-
anten betrachtet. Alle weiteren sekundéaren Treiber werden indivi-
duell bei den Netzuntersuchungen der Regionen bericksichtigt.

Zur Untersuchung konkreter Netze muss die Versorgungsaufgabe
regionalisiert werden. Die primaren Treiber Wind- und Solarener-
gienutzung werden auf die deutschen Gemeinden anhand von
geeigneten Verteilschlisseln, wie z.B. nach Flachenpotentialen,
umgerechnet. Zusammen mit der Einwohnerdichte ergibt sich far
die Gemeinden die zukinftige Versorgungsaufgabe. Fir die Regi-
onalisierung werden die Gemeinden nach der Einwohnerdichte in
Strukturklassen vorsortiert und nach den primaren Treibern Wind-
energienutzung, Solarenergienutzung und Einwohnerdichte in elf
Netzgebietsklassen, die jeweils &hnliche Versorgungsaufgaben
darstellen, gruppiert. Fur reprasentative Gemeinden einer Versor-
gungsaufgabe beziehungsweise Netzgebietsklasse (Abbildung
1.2 - links) werden aus mindestens zwei Untersuchungsregionen
typische Netzdaten erhoben. Die Ergebnisse der realen Netze, die
nur einen Teil einer Gemeinde abdecken, werden geeignet auf die
Gemeinde hochgerechnet. Bei Versorgungsgebieten auf héheren
Netzebenen, wie insbesondere der 110-kV-Ebene, wird die Ver-
sorgungsaufgabe durch alle unterlagerten versorgten Gemeinden
und die zugehdrigen Netzgebietsklassen bestimmt.

Fur die zur Verfigung stehenden realen Netze wird der Netzaus-
baubedarf in den Stitzjahren ermittelt. Zur Hochrechnung der Er-
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gebnisse auf Deutschland wird angenommen, dass der flachenbe-
zogene Netzausbaubedarf in Gemeinden innerhalb einer Netzge-
bietsklasse gleich ist. Somit kann von den untersuchten realen
Netzen der Gemeinden auf Deutschland hochgerechnet werden.
Durch die Auswahl der Untersuchungsregionen und erhobenen
Netzdaten ist sichergestellt, dass alle Netzgebietsklassen mehr-
fach von unterschiedlichen Verteilnetzbetreibern (Abbildung 1.2 -
rechts) abgedeckt sind, so dass sich lokale planerische Spezifika
und historisch gewachsene Netzstrukturen von den Treibern des
Netzausbaus abgrenzen lassen.

Abbildung 1.2 Im Szenario NEP B 2012 identifizierte Netzgebietsklassen (links)
an der Studie beteiligte Verteilnetzbetreiber (rechts)

1.2.3 Planungsgrundlagen und Ermittlung des
Ausbaubedarfs

Alle Planungsgrundsatze und Netzausbauvarianten sind derart
definiert, dass sie den heutigen Standards und Normen sowie den
Planungsgrundlagen der beteiligten Verteilnetzbetreiber entspre-
chen. Abweichungen werden als gesonderte Varianten betrachtet.
Bei den Netzausbauvarianten muss jeweils von typischen prakti-
kablen Anséatzen ausgegangen werden. In der Hochspannungs-
ebene wird eine standardisierte Ausbauplanung vorgenommen,
die systembedingt Unterschiede zur strukturellen Optimierung, die
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von den Verteilnetzbetreibern in deren langjéahriger Planung
durchgefuhrt wird, aufweist.

Die mit NetzausbaumalRnahmen verbundenen Investitionen ent-
sprechen branchentblichen, deutschlandweiten Durchschnittswer-
ten. Dabei handelt es sich um Ausgaben fir die Betriebsmittel so-
wie weitere Ausgaben, die im Rahmen der Kostenrechnung als
Gemeinkosten angesetzt werden. Letzteres sind beispielsweise
Ausgaben fur Planung, Errichtung und Personal.

Bei dem in der Studie betrachteten Netzausbau und den zugrunde
liegenden Grundsétzen ist streng zwischen Planung, Asset Ma-
nagement und Netzbetrieb zu unterscheiden. Der Netzbetrieb be-
notigt eine ausreichende Reserve, so dass unerwartete Ereignis-
se, Abweichungen von der erwarteten Versorgungsaufgabe und
betriebliche Abweichungen von den Annahmen in den Planungs-
modellen (z.B. Asymmetrien) nicht zu betrieblichen Problemen
oder Versorgungsunterbrechungen fuhren. In der Planung kdnnen
daher Netze niemals bis an die physikalischen Grenzen ausgereizt
werden, da ein realer Betrieb eines solchen Netzes nicht mdglich
ware.

Im Gegensatz zu Planung und Betrieb entscheidet das Asset Ma-
nagement dber die zeitliche Komponente von Netzausbaumal3-
nahmen. Es kann aus wirtschaftlichen Uberlegungen durchaus
geboten sein, Betriebsmittel temporar zu Uberlasten und hdheren
Verschleil3 in Kauf zu nehmen, solange davon keine Gefahrdung
ausgeht. Die Risiken fur den Betrieb missen ebenfalls abgewogen
werden. Aus netzplanerischer Sicht ware ein derartiges Vorgehen
nicht akzeptabel und es missen bei einer konsistenten Planung
strikte technische Grenzen eingehalten werden. Die Netzanalyse
des technischen Teils dieser Studie hélt sich daher grundsétzlich
an die hierflr im Rahmen der Studie erarbeiteten Planungsgrund-
satze.

Auch der Nutzen innovativer MalRnahmen, die in den Varianten
bertcksichtigt werden, kann nur anhand des planerischen Vorge-
hens bewertet werden. Ein betrieblicher oder Asset Management
Nutzen liegen aul3erhalb des Betrachtungsbereichs dieser Studie.

Die Studie basiert auf einer moglichst breiten Verwendung realer
Netzdaten. Neben der Detailanalyse von Netzen aller Spannungs-
ebenen wird in der Mittel- und Niederspannung eine sogenannte
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Grenzkurvenanalyse durchgefiihrt. Hierbei werden reale Netze
durch beschreibende Parameter vereinfacht dargestellt, so dass
groRere Netzbereiche untersucht werden kdnnen. Beide Analyse-
verfahren werden miteinander flr einzelne Netzgebietsklassen
abgeglichen, um eine mdglichst hohe Untersuchungsgenauigkeit
bei maximaler Datenbasis zu erzielen.

In Summe wurden von 16 Verteilnetzbetreibern rund 1.900 Sys-
temkilometer in der Niederspannung, rund 16.000 Systemkilome-
ter in der Mittelspannung sowie rund 20.000 Systemkilometer in
der Hochspannung untersucht.

In der Untersuchung werden dezentrale Energieumwandlungsan-
lagen nach realistischen Vorgaben modelliert und in den jeweiligen
Netzen gemaR den ermittelten Szenarienwerte verteilt. Zu erwar-
tende Anlagengrof3en, deren Verteilung sowie der Anschluss von
Windparks oder PhotovoltaikgroRanlagen auf hoheren Span-
nungsebenen werden realistisch modelliert.

Die Studie basiert somit auf einer stringenten Methodik, die in der
Lage ist, groRe Netzbereiche beziglich der sich zukiinftig veran-
dernden Versorgungsaufgabe mdglichst realitdtsnah zu untersu-
chen und den Netzausbaubedarf realistisch abzuschatzen.

Aus der Hochrechnung der untersuchten realen Netze ergibt sich
bis zum Jahr 2030 unter der Annahme heutiger Planungsgrund-
satze ein Investitionsbedarf in den Verteilnetzebenen von
27,5 Mrd. Euro im Szenario NEP B 2012 und 42,5 Mrd. Euro im
Bundeslanderszenario.

Im Szenario NEP B 2012 entfallen mehr als die Haélfte des Investi-
tionsbedarfs auf die Hochspannung (HS), weniger als ein Drittel
auf die Mittelspannung (MS) (inkl. Umspannebene HS/MS) und
knapp Uber zehn Prozent auf die Niederspannung (NS) (inkl. Um-
spannebene MS/NS). Durch die hdheren Ziele und Prognosen fir
dezentrale Energieumwandlungsanlagen verschiebt sich der In-
vestitionsbedarf im Bundeslanderszenario, so dass rund zwei Drit-
tel in der HS, rund ein Viertel in der MS und knapp zehn Prozent in
der NS anfallen. Rund 85 Prozent der bendtigten Investitionen
entfallen in beiden Basisszenarien auf landlich gepréagte Gemein-
den mit einer Einwohnerdichte von weniger als 500 Einwohnern
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pro Quadratkilometer. In Abbildung 1.3 sind die Ergebnisse fir
beide Basisszenarien nach Spannungsebenen und Stitzjahren
getrennt dargestellt.

50 -
42,5
40 - Szenario NEP B 2012
W’ HS
©
= 30 - 26,8 275 263 O
c ' B NS
=
k=) 18.4 Bundeslanderszenario
2 20 1 " 15,8 16,1
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071 56 28 NS
O _
2010-2015 2010-2020 2010-2030
Abbildung 1.3 Investitionsbedarf flir Szenario NEP B 2012 und fir
Bundeslanderszenario in den deutschen Verteilnetzen
In Tabelle 1.3 werden exemplarisch die erforderlichen Ausbauki-
lometer in den beiden Basisszenarien fur die Spannungsebenen
gegenibergestellt. In Relation zu 1,16 Mio. km NS-Systemlange
sind im Szenario NEP B 2012 weniger als 5 %, gegenuber
507.000 km MS-Systemlange weniger als 15 % der Leitungskilo-
meter zu erganzen. Im HS-Netz ist es im Szenario NEP B 2012
erforderlich, ein Drittel der 76.000 km Systemlange zu verstarken
und zusatzlich 11.000 km Kabel zu ergénzen.
Tabelle 1.3 Erforderliche Ausbaukilometer bis zum Jahr 2030 in den

Basisszenarien

. Szenario . .
Angaben in km NEP B 2012 Bundeslanderszenario
NS-Kabel 51.563 57.299
MS-Kabel 72.051 117.227
HS-Freileitung 24.515 21.100

HS-Kabel 11.095 18.444
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Die Ergebnisse zeigen, dass die Niederspannungsnetze bei den
angenommenen Zubauwerten Erneuerbarer Energien einen ver-
gleichsweise geringen Ausbaubedarf besitzen. Die Netzbelastung
durch dezentrale Energieumwandlungsanlagen fuhrt nur vereinzelt
zu Netzproblemen. In weiten Teilen, vor allem in stadtischen Be-
reichen, besitzt das NS-Netz noch deutliche Reserven fir den An-
schluss von dezentralen Energieumwandlungsanlagen. Dieses
lasst sich dadurch plausibilisieren, dass beim Ausbau von dezent-
ralen Energieumwandlungsanlagen zunachst die eingespeiste
Leistung groRer als der bislang auslegungsrelevante Lastfall wer-
den muss, bevor auf Grund von Betriebsmitteliiberlastungen neue
Netzinvestitionen notwendig werden. Ist dieser Punkt jedoch Uber-
schritten, so muss ein deutlicher Ausbau erfolgen, der durch die
dezentralen Energieumwandlungsanlagen getrieben ist. Insbeson-
dere in landlichen Bereichen mit bereits vorhandener dezentraler
Einspeisung fihrt der Netzanschluss weiterer dezentraler Ener-
gieumwandlungsanlagen haufig unmittelbar zu weiterem NS-
Netzverstarkungsbedarf.

In der Mittelspannung besteht ein hoherer Investitionsbedarf. Die
Plausibilisierung kann analog zur NS erfolgen. Allerdings wirken
sich in der MS die dezentralen Energieumwandlungsanlagen der
unterlagerten NS-Ebene als auch die direkt angeschlossenen gro-
Reren Anlagen gemeinsam aus, so dass bereits friher ein Aus-
baubedarf besteht. Des Weiteren sind MS-Netze mit einer geringe-
ren Reserve geplant worden, da durch die groRere Anzahl der
versorgten Verbraucher das Verhalten der Lasten besser abge-
schatzt werden kann.

Im Hochspannungsnetz wirken sich diese Effekte noch deutlicher
aus. Dort wird neben der Einspeisung der dezentralen Ener-
gieumwandlungsanlagen mit Anschluss in der HS-Ebene auch die
Ruckspeisung aus der NS- und MS-Ebene sichtbar. Auf Grund der
sehr guten Prognostizierbarkeit der Verbraucherleistung sind HS-
Netze mit einer sehr geringen Reserve geplant. Dort zeigt sich,
dass gerade die landlichen Netze eine besondere Bedeutung zur
Systemintegration von dezentralen Energieumwandlungsanlagen
besitzen. Bei deren Einspeisespitzen werden gerade die landli-
chen Hochspannungsnetze sehr stark in die Rickspeisung getrie-
ben. Der alleinige Ausbau einzelner Spannungsebenen ist nicht
ausreichend, da beispielsweise ein Ausbau in der HS-Ebene keine
Spannungsprobleme in der NS-Ebene 16st.
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Die Anbindungen des HS-Verteilnetzes an das Ubertragungsnetz
mussen deutlich verstarkt werden, um die eingespeiste Leistung
zu den stadtischen Lastzentren zu transportieren. Hieraus ergibt
sich dann auch der Netzausbaubedarf im Ubertragungsnetz, der in
anderen Studien wie dem deutschen Netzentwicklungsplan ermit-
telt wurde. Es besteht jedoch eine starke Wechselwirkung zwi-
schen dem Ausbaubedarf der HS-Verteilnetzebene und neuen
H6S-/HS-Stationen (Netzverknipfungspunkten) und damit auch
gegebenenfalls neuen Trassen im Hochstspannungsnetz. Generell
besteht zwischen den Netzebenen eine enge Verzahnung, da un-
terlassene oder verzdgerte Ausbaumafinahmen in einer Span-
nungsebene in den anderen ausgeglichen werden missen. Dieses
ist zukiinftig starker bei Netzausbaustudien, speziell auch im Uber-
tragungsnetz, zu bericksichtigen, da ein gemeinsames Optimum
fur die Investitionen zu ermitteln ist. Eine dezentrale Versorgung
im Sinne eines regionalen Erzeugungs- und Lastausgleichs ist
unter den angenommenen Szenarien nicht ersichtlich. Zur Errei-
chung der politischen Ziele fur die Nutzung der Erneuerbarer
Energien missen die Netze auf allen Spannungsebenen ausge-
baut und verstéarkt werden.

Basierend auf den Annahmen der Basisszenarien werden Varian-
ten betrachtet, die geanderte Annahmen fir Technik und Innovati-
onen sowie einzelne Treiber umfassen. Aufgrund der Komplexitét
der Berechnungen werden fur die Varianten teilweise nur exempla-
rische Netze oder nur einzelne Untersuchungsregionen unter-
sucht. Das bedeutet, dass die Ergebnisse nur Indikationen fur das
Potential der Veranderung der Investitionen sind und eine geringe-
re Genauigkeit als die der Untersuchungen der Basisszenarien
aufweisen. Es zeigen sich jedoch in den Untersuchungsregionen
teilweise enorme Potentiale zur Einsparung von Investitionen, die
als Grundlage fur Entscheidungen zur weiteren Netzentwicklung
herangezogen werden kénnen.
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In der Niederspannungs- und Mittelspannungs-Ebene beruht ein
Grofdteil des Netzausbaubedarfs auf der Verletzung von Span-
nungskriterien. Neue Netztechnologien wie die Spannungs-
Blindleistungsregelung der Wechselrichter, regelbare Ortsnetzsta-
tionen und die direkte und indirekte Spannungsregelung kdnnen
den Umfang konventioneller Ausbaumafinahmen in bestimmten
Situationen reduzieren oder diese vermeiden. In dieser Variante
werden diese Technologien in exemplarisch ausgewahlten Netzen
eingesetzt, um die Investitionen des Ausbaus zu reduzieren. Bis
zum Jahr 2030 kénnten in den untersuchten NS- und MS-Netzen
im Szenario NEP B 2012 40 % bzw. 50 % der erforderlichen Inves-
titionen eingespart werden. Fir das Bundesléanderszenario erge-
ben sich in der NS-Ebene Einsparungen in Hohe von 42 %, in der
MS-Ebene von 20 %.

Bei dem Einsatz der jeweiligen Technologien ist darauf zu achten,
einen situationsabh&ngig optimierten Einsatz zu planen. Das heif3t,
dass keine der Innovationen flachendeckend standardmafig zum
Einsatz kommen muss. Darlber hinaus werden durch die Innova-
tionen nur Spannungsprobleme behoben. Die thermische Leis-
tungsgrenze der Netzbetriebsmittel muss unabhéngig davon ein-
gehalten werden. Durch die Malinahmen kdnnen die thermischen
Grenzen der Betriebsmittel im Netz jedoch besser ausgenutzt
werden.

In der Hochspannungs-Ebene ist der Ausbau tberwiegend durch
die Verletzung der thermischen Grenzen bedingt. Als innovative
Technologien werden Dreier- und Viererblndel oder Hochtempe-
raturleiterseile angenommen. Durch deren Einsatz ergibt sich ein
Einsparpotential von bis zu 45 % fiir beide Basisszenarien gegen-
Uber dem konventionellen Netzausbau. In diesem Fall ist aber da-
rauf hinzuweisen, dass sich beim Einsatz dieser Technologie deut-
lich groRere magnetische Feldstarken entlang der Leitungstrassen
ergeben, so dass eine Genehmigung vielerorts fraglich ist und
doch neue Kabeltrassen erschlossen werden muissen. Daruber
hinaus bedingt der Einsatz von Hochtemperaturleiterseilen hdhere
Verluste, die in die Betriebskosten einfliel3en.

Diese Variante untersucht, in wie weit sich ein optimiertes, un-
symmetrisches Spannungsband sowie die Aufhebung des 2 %-
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und 3 %-Spannungskriteriums gemaf der Niederspannungs- und
Mittelspannungsanschlussrichtlinien auf den Investitionsbedarf der
Netze auswirken. Durch die Kombination beider MaRnahmen be-
steht ein theoretisches Einsparpotential von bis zu 50 % in den
beiden Netzebenen.

Speziell die Malinhahme der Aufhebung des 2 %- / 3 %-Kriteriums
ist fur die Hebung nahezu dieses gesamten Potentials verantwort-
lich. Die Aufhebung dieses Kriteriums bedeutet aber, dass eine
etablierte Richtlinie aul3er Kraft gesetzt wiirde. Bei der Einflihrung
dieser Richtlinie wurde ein Instrument geschaffen, welches eine
schnelle Abschatzung der Einbindung von dezentralen Ener-
gieumwandlungsanlagen in die Netze ermdglicht. Wird das Kriteri-
um aufgehoben, so sind fur die Netzauslegung in jedem Falle de-
tailliertere Netzmodelle und Netzbetrachtungen erforderlich,
wodurch der Planungsaufwand und die damit verbundenen Kosten
erhdht wirden.

In dieser Variante wird die Abregelung von dezentralen Ener-
gieumwandlungsanlagen zur Vermeidung von Netzausbauten un-
tersucht. Es wird eine Abregelung auf 70 % der installierten Leis-
tung bei Photovoltaikanlagen und 80 % bei Windenergieanlagen
angenommen. Die Windenergieanlagen-Abregelung wurde derart
ermittelt, dass sich ein vergleichbarer Energieverlust wie bei der
Photovoltaikanlagen-Abregelung ergibt. In beiden Fallen wirden
rund 2 % der verfugbaren Energie der Anlagen abgeregelt. Die
hierdurch reduzierten Einspeisespitzen verringern den bis zum
Jahr 2030 zu tatigenden Netzinvestitionsbedarf bis zu 13 % in der
Niederspannung, 19 % in der Mittelspannung und 21 % in der
Hochspannung.

Diese Art der Abregelung kann nur dann fir die Auslegung aller
Spannungsebenen verwendet werden, wenn die Einspeisung aller
Anlagen eigenstandig auf die jeweiligen Maximalwerte beschrankt
ist oder flachendeckend von der Hochspannungsebene aus ge-
steuert werden kann. Die Steuerbarkeit der Anlagen wurde bereits
in der Untersuchung der Basisszenarien fur dezentrale Ener-
gieumwandlungsanlagen in der Mittelspannung vorausgesetzt, um
im (n-1)-Fall die Einhaltungen der betrieblichen Randbedingungen
sicherzustellen.
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Der grundsatzlichen Untersuchungsmethodik der Studie liegen
Betrachtungsintervalle von 5 bzw. 10 Jahren zugrunde. In diesen
Intervallen wird bereits eine Vorausschau gegeniiber der heutigen
jahrlichen Betrachtung des regulatorischen Rahmens angenom-
men. In dieser Variante werden dariiber hinaus Betrachtungen
Uber die Zeitintervalle hinweg vorgenommen.

Es werden AusbaumalRhahmen vermieden, die in einem Betrach-
tungsintervall die Einhaltung der Planungsgrundséatze sicherstel-
len, im folgenden Zeitintervall jedoch durch eine andere Mal3nah-
me abgeldst werden. Bei dieser Variante werden die langerfristig
sinnvollen Mafinahmen vorgezogen, so dass unwirtschaftliche
Mehrfachmaflinahmen vermieden werden. Bei exemplarisch unter-
suchten Netzen ergibt sich bis zum Jahr 2030 ein Einsparpotential
von bis zu 11 % in der Niederspannung, 18 % in der Mittelspan-
nung und 12 % in der Hochspannung. Bis zum Jahr 2020 kénnten
bis zu maximal 20 % in der Hochspannung eingespart werden.
Diese Untersuchung setzt jedoch eine prazise Prognose der zu-
kunftigen Versorgungsaufgabe voraus. Da dieses in der Praxis
nicht gegeben ist, wird nur ein Teil dieses theoretischen Potentials
gehoben werden kdnnen.

Grundsatzlich kénnen Lasten markt- oder netzgetrieben verscho-
ben oder verandert werden. Es ist jedoch schwierig abzuschatzen,
wann und in welchem Umfang sich ein Lastmanagement (De-
mand-Side-Management, DSM) oder die Lastbeeinflussung durch
flexible Tarife durchsetzen wird. Durch Zeitreihensimulationen tber
beispielhafte Jahre wurde die Anderung der Netzauslegungsfélle
fur den Spitzenlast- und Ruckspeisefall bei markt- und netzgetrie-
benem DSM ermittelt.

Das netzgetriebene Lastmanagement wirkt sich nur im geringen
Prozentbereich auf den Investitionsbedarf in den einzelnen Netz-
ebenen aus. Der Netzausbau in den rickspeisegepragten Netzen
kann hierdurch nur marginal verringert werden.

Bei marktgetriebenem DSM fallt bis zum Jahr 2030 ein signifikant
hoherer Netzausbau von bis zu 90 % gegeniber dem Szenario
NEP B 2012 in der NS-Ebene auf, der dadurch begriindet ist, dass
eine hohere Gleichzeitigkeit der Lasten diejenigen lastgepragten
NS-Strange Uberlastet, die vorher an der Grenze der normalen
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Belastung lagen. In der MS- und HS-Ebene zeigt sich dieser Effekt
nicht, da hier der Rickspeisefall ausregelungsrelevant bleibt.

Als Fazit ist festzuhalten, dass ein netzgetriebenes DSM nur mar-
ginale Auswirkungen auf die Netzinvestitionen besitzt. Bei markt-
getriebenen DSM hingegen ist unbedingt darauf zu achten, dass
sich keine erhdhten Belastungsfalle ergeben, die zuséatzlichen
Netzbedarf hervorrufen konnen.

Fir zukinftige Speicher wird angenommen, dass sich diese anla-
gennah bei Photovoltaik- und Windenergieerzeugungsanlagen
befinden und grundséatzlich netz- oder marktgetrieben eingesetzt
werden konnen. Beim netzgetriebenen Einsatz sind die Speicher
derart dimensioniert, dass die Spitzenleistung der dezentralen
Energieumwandlungsanlagen aus Netzsicht um rund ein Drittel
reduziert werden kann. Der Netzinvestitionsbedarf kann dadurch in
derselben Gréfienordnung wie bei der Abregelung von dezentralen
Energieumwandlungsanlagen reduziert werden.

Bei dem marktgetriebenen Speichereinsatz kann es dazu kom-
men, dass lokale Speicher bei einem (iberregionalen Uber- oder
Unterangebot an Erneuerbaren Energien zusatzlich zur Last oder
lokalen Photovoltaikanlagen-Einspeisung mit ihrer Nennleistung
eingesetzt werden. Durch diese hohe Gleichzeitigkeit des Leis-
tungseinsatzes kdnnte sich ein enormer zusatzlicher Netzbedarf in
der NS-Ebene von bis zu 200 % und von 30 % in der MS-Ebene
gegeniber dem Szenario NEP B 2012 bis zum Jahr 2030 erge-
ben. Diese theoretischen Auslegungsfélle werden jedoch in der
Praxis nur selten auftreten, so dass genauso wie bei DSM unbe-
dingt auf einen koordinierten Betrieb mit dem Netz zu achten ist,
der den marktgetriebenen Einsatz der Speicher einschranken
kann.

Im netzauslegungsrelevanten Ruckspeisefall fuhrt die Reduktion
der Last in Netzgebieten mit einem hohen Anteil an dezentralen
Energieumwandlungsanlagen zu einer zusétzlichen Belastung der
Netze und somit einem héheren Investitionsbedarf im Vergleich zu
Szenario NEP B 2012. In dieser Variante wird lediglich eine Last-
reduktion durch Effizienzsteigerung berlcksichtigt. Weitere Ein-
flisse auf die Last, wie beispielsweise den sozio-demografischen
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Faktoren, konnen regional starke Auswirkungen haben, deren
GroRRenordnung wird in dieser Variante jedoch nicht abgeschatzt.
Als Ergebnis zeigt sich, dass sich durch die Verringerung der Las-
ten der auslegungsrelevante Rickspeisefall derart verschiebt,
dass sich ein hoherer Netzinvestitionsbedarf von 4 % in der NS-
Ebene, 0,2 % in der MS-Ebene und 13 % in exemplarischen Net-
zen der HS-Ebene bis 2030 in den untersuchten Netzregionen
gegenluber dem Szenario NEP B 2012 ergibt. Der vergleichsweise
hohe Wert in der HS-Ebene ergibt sich aus der Reduktion der im
Vergleich zu anderen Spannungsebenen hohen Last im Rickspei-
sefall, so dass AusbaumalRnahmen erfolgen.

Das Ergebnis dieser Variante zeigt, dass der Netzausbau domi-
nant durch den Zubau von dezentralen Energieumwandlungsanla-
gen getrieben ist, dass aber regionale, speziell im landlichen Be-
reich auftretende Lastverringerungen den Netzinvestitionsbedarf
auf der HS-Ebene deutlich weiter erhéhen kénnen.

In Abbildung 1.4 sind die Ergebnisse der Varianten im Vergleich
dargestellt. Es sei darauf hingewiesen, dass es sich um Potential-
abschatzungen handelt, die in jeweils mehreren Netzen, aber teil-
weise nur in einzelnen Regionen durchgefuhrt wurden. Die Ergeb-
nisse besitzen daher eine unterschiedliche Genauigkeit, ermogli-
chen jedoch eine Priorisierung der Varianten.

Es ist auch anzumerken, dass die Potentiale zwar kombiniert, aber
keinesfalls addiert werden kdnnen. Fur die praktische Anwendung
ware jeweils zu ermitteln, welche MalRnahme am wirtschatftlichsten
ist.

Abschlieend kann festgehalten werden, dass sich insbesondere
durch neue Technologien deutliche Potentiale zur Reduzierung
des Netzausbaubedarfs ergeben kdnnen. Die Leistungssteuerung
sowie vorausschauende Planung bieten ebenfalls Potentiale. Das
Lastmanagement ist eher als betriebliche MaRnahme zu sehen,
die jedoch den Netzausbau auf Grund des Zubaus von dezentra-
len Energieumwandlungsanlagen nur geringflgig beeinflussen
kann. Die Wertschopfung liegt im Marktgeschehen (Smart Mar-
kets). Nur bei lokalen Netziberlastungen sollte hier eingegriffen
werden.
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Zusammenfassung der Variantenrechnungen bis zum Jahr 2030

Die Speichertechnologien bieten theoretisch ein identisches Po-
tential wie die Abregelung von dezentralen Energieumwandlungs-
anlagen, da bei dem angenommenen Speicherbetrieb in beiden
Fallen die Rickspeisespitze fir den Auslegungsfall reduziert wird.
Bei den Speichern muss jedoch sichergestellt werden, dass der
Betrieb dieses auch sicher gewahrleistet, was im Gegensatz zu
den Einsatzzielen des Speicherbetreibers stehen kann.

Die Lastreduktion als veréanderte Treibergrofl3e hat nur einen gerin-
gen Einfluss auf den Netzausbaubedarf. Reduzierte Lasten in
landlichen Gebieten erhdhen den Ruckspeisefall, so dass sich
insgesamt ein erhéhter Netzbedarf ergibt. Dieser Fall tritt auch in
all den landlichen Regionen ein, in denen die Bevolkerungsent-
wicklung Uber die ndchsten Jahrzehnte negativ ist.

Veranderte Rolle der Verteilnetz-
betreiber

Die Rolle der Verteilnetzbetreiber wird zukinftig erweitert und
muss mit dem Ubertragungsnetzbetreiber starker koordiniert wer-
den. In diesem Zusammenhang ist fur die Netzplanung festzuhal-
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ten, dass zukunftig eine verstarkte gegenseitige Betrachtung von
Ubertragungsnetz und Verteilnetz, aber auch der Verteilnetzebe-
nen untereinander zu erfolgen hat. In den Regionen mit hohem
Anteil an dezentralen Energieumwandlungsanlagen sind Hoch-
und Ubertragungsnetz unbedingt gemeinsam zu optimieren.
Darlber hinaus ist es zukilnftig unerlasslich, dass Systemdienst-
leistungen auch aus dem Verteilnetz heraus erbracht werden.
Hierflr wird die Rolle der Verteilnetzbetreiber anzupassen sein,
damit die Verantwortlichkeiten zur Erbringung der Systemdienst-
leistungen zwischen VNB und UNB klar geregelt sind und organi-
siert werden kénnen.

Durch die Studie und die damit verbundenen, ausgedehnten Da-
tenerhebungen und Netzanalysen wird ein Ergebnisrahmen ge-
schaffen, der die Bestimmung des Netzausbaus sowohl flr heutige
und ver&nderte Planungskriterien als auch fur den Einsatz neuer
Technologien und fur veranderte Treiber ermoglicht. Die Abgren-
zung der Betrachtung von anderen, modellbasierten Studien ge-
wahrt eine hohe Praxis- und Realitatsnahe der Ergebnisse. Nach
den hier zusammengefassten Ergebnissen, werden in den folgen-
den Kapiteln die Vorgehensweise und Resultate des technischen
Studienteils im Detail erlautert.

In Kapitel 2 wird die Entwicklung der Versorgungsaufgabe analy-
siert. Dazu werden die Treiber des Netzausbaus identifiziert und
die Annahmen fir die Basisszenarien der Studie festgelegt. In Ka-
pitel 3 werden Untersuchungsregionen identifiziert. Es wird das
verwendete Verfahren zur Clusterung von Versorgungsaufgaben
und die Regionalisierung der Treiber beschrieben. In Kapitel 4
werden die Planungs- und Ausbaugrundsatze, die im Rahmen der
Studie angewandt werden, festgelegt. Diese basieren auf den gel-
tenden Normen und Praxiserfahrungen. Die Methodik zur Bestim-
mung des Netzausbaubedarfs ist in Kapitel 5 beschrieben.

Der Ausbaubedarf der Verteilnetze ist das Hauptergebnis der Un-
tersuchungen und ist in Kapitel 6 flr die Basisszenarien darge-
stellt. Kapitel 7 beschreibt Varianten der Basisszenarien, um die
Sensitivitdt des Netzausbaubedarfs darzustellen. In Kapitel 8 wer-
den die neuen Anforderungen an die Verteilnetzbetreiber disku-
tiert. Kapitel 9 beinhaltet als Anhang zum technischen Gutachten
spezielle Herleitungen und Teilergebnisse.
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2

2.1

Entwicklung der
Versorgungsaufgabe

Leitgedanken

Basierend auf der heutigen Versorgungsaufgabe und der bisheri-
gen Netzentwicklung sind die Treiber der Entwicklung der zukinf-
tigen Versorgungsaufgabe fir die Studie festzulegen. Dieses er-
folgt durch die Auswertung von Szenarien und Prognosen o6ffentli-
cher Studien. Dabei ist zu ermitteln, ob die Treiber prognostizier-
bar sind und inwiefern sie die Netzentwicklung beeinflussen. Do-
minante Treiber der Versorgungsaufgabe werden zu einem konsis-
tenten Szenario NEP B 2012 zusammengestellt.

Zudem wird basierend auf Angaben der deutschen Bundeslander
ein Bundeslanderszenario erstellt, welches durch deutlich hohere
Ausbauwerte Erneuerbarer Energien gekennzeichnet ist.

Netzentwicklung und zuktnftige
Treiber der Versorgungsaufgabe

Die Struktur des deutschen Verteilnetzes ist gepragt durch eine
grofl3e Anzahl von mehr als 800 Verteilnetzbetreibern (VNB). Damit
einhergehend haben sich vielféltige, regionale Planungs- und Be-
triebsvarianten fur die Verteilnetze ausgepragt.

Die Netzebenen sind in Niederspannung (NS) mit 0,4 kV, Mit-
telspannung (MS) mit 10 kV, 20 kV oder 30 kV, Hochspannung
(HS) mit 110 kV sowie die zwischenliegenden Umspannebenen
aufgeteilt. Im stadtischen Bereich befinden sich Ublicherweise Ka-
belnetze, wohingegen im landlichen Raum eine Durchmischung
von Kabeln und Freileitungen auftritt.

Bei der konventionellen Netzplanung werden Ublicherweise zwei
Auslegungsfalle betrachtet. Friher ergaben sich die Auslegungs-
falle in den Verteilnetzebenen allein aus den prognostizierten Spit-
zenlastsituationen. Bei zunehmender Anzahl dezentraler Ener-
gieumwandlungsanlagen (DEA) muss zusatzlich geprift werden,
ob sich Ruckspeisefélle ergeben, die das Netz starker belasten als
die Lastsituation. Hierbei ist in den Planung- und Betriebsgrund-
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satzen festzulegen, ob DEA genauso sicher angebunden werden
wie Lasten.

Das Zubaupotential von DEA-Leistung in einem Netzbereich ist
naherungsweise so hoch wie die Spitzenlast. Bei steigender An-
zahl dezentraler Erzeugungsleistung ergibt sich zun&chst kein zu-
satzlicher Netzausbaubedarf fir den VNB. Ist jedoch deutlich mehr
dezentrale Erzeugungsleistung als Spitzenlast vorhanden und so-
mit der Rickspeisefall auslegungsrelevant, steigt der Netzausbau-
bedarf an. Da die Entwicklung der dezentralen Einspeisung stark
regional gepragt ist, tritt dieser Netzausbaubedarf bei bestimmten
regionalen Versorgungssituationen verstarkt auf. In einigen landli-
chen Regionen in Deutschland mit hoher Einspeisung aus Wind-
energieanlagen (WEA) und Photovoltaikanlagen (PVA) sind die
Netzreserven bereits erschopft.

Um den Verteilnetzausbaubedarf fir Deutschland bis zum Jahr
2030 ermitteln zu konnen, werden zunachst die Treiber der Ver-
sorgungsaufgabe ermittelt. In Abhangigkeit der Wirkung eines
Treibers kann in den Verteilnetzen ein Netzverstarkungs- und
Netzausbaubedarf resultieren.

In diesem Kapitel werden die wichtigsten Treiber benannt, sowie
deren zuklnftige Entwicklung und Einflussnahme auf die Versor-
gungsaufgabe beschrieben. Auf Basis von ausgewerteten Studien
wird ein Hauptszenario (Szenario NEP B 2012) als Grundlage fur
die Betrachtungen dieser Studie entwickelt, in dem fir die ver-
schiedenen Treiber Zubauwerte bis zum Jahr 2030 angegeben
werden.

Bei der Erstellung dieses, auf veroffentlichten Daten basierenden,
Szenarios wurde festgestellt, dass eine Reihe deutscher Bundes-
lander zwischenzeitlich weit hdhere Zielsetzungen oder Prognosen
fur den Zubau von DEA sehen. Um die sich hieraus ergebende
Situation abzubilden, wurde auf Basis der Bundeslandzielsetzun-
gen und -prognosen ein weiteres Szenario entwickelt (Bundeslan-
derszenario).

Bei der Erstellung der Szenarien wird zwischen primaren und se-
kundaren Treibern unterschieden.

Zubau von Windenergieanlagen
Zubau von Photovoltaikanlagen
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Primare Treiber haben einen wesentlichen Einfluss auf die Ent-
wicklung der Versorgungsaufgabe und stehen in der Studie im
Fokus der Betrachtung.

Zubau von Bioenergieanlagen

Zubau von Kraft-Warme-Kopplungs-Anlagen
Zubau von Wasserkraftwerken

Zubau von Geothermie-Anlagen

Entwicklung des konventionellen Kraftwerksparks
Zubau von Speicherkapazitat

Lastentwicklung

Sekundéare Treiber unterscheiden sich von den priméren Treibern
entweder aufgrund eines geringeren Einflusses auf die Versor-
gungsaufgabe oder durch eine geringere Gilte der Prognostizier-
barkeit.

In diesem Kapitel werden die primaren und sekundéren Treiber
beschrieben. AbschlieBend wird ein Uberblick gegeben, welche
Annahmen fir die Treiber in der Basisrechnung gelten. Weiter wird
die Unterteilung in primare und sekundare Treiber, sowie die Ver-
wendung der Treiber in den Basisszenarien und der Varianten-
rechnung, kritisch bewertet.

Die Nutzung der Windenergie hat in den vergangenen 20 Jahren
stark zugenommen. Wahrend im Jahr 1990 elektrische Energie in
Hoéhe von 71 GWh mit einer installierten Leistung von 55 MW be-
reitgestellt wurde, waren Ende 2010 WEA mit einer elektrischen
Leistung von dber 27 GW installiert. Mit einer Bereitstellung von
36,5 TWh betrug ihr Anteil zur Deckung des elektrischen Energie-
verbrauchs im Jahr 2010 6 % [25]. Auf Grund der Anlagengréf3en
speisen die WEA in Deutschland vorrangig in die Verteilnetze ein.
Einzelanlagen und kleine Windparks werden in der Mittelspan-
nungsebene (10-30 kV) angeschlossen, groRe Windparks in der
Hochspannungsebene (110 kV) oder selten auch in der Hochst-
spannungsebene (220/380 kV). Die lokale Verdichtung von WEA
in windstarken Regionen bedingt bereits seit einigen Jahren die
Berlcksichtigung der Einspeisung aus WEA bei Planung und Be-
trieb der Verteilnetze.
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Die verstarkte Nutzung der Windenergie spielt bei der Erreichung
der oben genannten Ziele fur Erneuerbare Energien eine heraus-
ragende Rolle. Dabei kann der Ausbau in den kommenden 20 Jah-
ren an Land, auf See, in Form von Kleinstwindenergieanlagen
(KWEA), sowie durch Repowering stattfinden.

Das deutschlandweite Potential fir den Zubau von WEA an Land
wird nach [87] auf 60 GW geschatzt. Dabei wird 1 % der Gesamt-
flache Deutschlands fir Windenergiegewinnung ausgewiesen.
Grundsatzlich sind nach [34] in Deutschland bis zu 8 % der Flache
zur Nutzung der Windenergie geeignet.

In Abhéngigkeit der Anlagenanzahl und der installierten Leistung
werden neu gebaute WEA entweder im Mittel- oder Hochspan-
nungsnetz angeschlossen.

Erganzend zu Neuinstallationen von WEA an Land wird an bereits
erschlossenen Standorten mit Repowering gerechnet. Im Jahr
2012 sind Uber 9.000 Anlagen mit einer Summenleistung von ca.
6 GW aélter als 12 Jahre. Diese alteren Anlagen kénnen gegen
neue, leistungsstarkere und effizientere Anlagen ausgetauscht
werden. Damit kann bei gesteigerter WEA-Leistung die Anlagen-
anzahl reduziert werden. [35]

Repowering ist besonders an den zuerst erschlossenen Standor-
ten der Windenergienutzung relevant. Durch die kontinuierliche
Weiterentwicklung der WEA-Technik ist Repowering eine wichtige,
zu berucksichtigende Grél3e im Planungsprozess der Verteilnetze.

Die fur Offshore-Windparks weit vor der Kiste liegenden, ausge-
wiesenen Flachen sind schwierig zu erschlie3en, da unter ande-
rem die Anbindung an das elektrische Netz aufwendig ist. Der
Ausbau der Offshore-Windenergie wird nach den Prognosen in
[29] in den nachsten Jahren zunehmen. Durch die hohen installier-
ten Leistungen und die Biundelung der Einspeisung an Land wer-
den die Offshore-Windparks im Ubertragungsnetz angeschlossen
und verursachen dort ausgepragte Leistungsflisse. Diese kdnnen
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wiederum Leistungsfliisse in den unterlagerten Hochspannungs-
netzen bewirken und so die dort verfiigbare Ubertragungskapazitét
reduzieren. Somit kdnnen einzelne Verteilnetze indirekt tber die
Hochstspannungsebene durch Offshore-Windparks beeinflusst
werden. Dieser Einfluss liegt jedoch jenseits des Betrachtungs-
rahmens dieser Studie.

Eine weitere zu erwartende Entwicklung ist die zunehmende In-
stallation von Kleinstwindenergieanlagen (KWEA). Auch wenn
bislang nur wenige Anlagen in Deutschland existieren, wird von
einem wirtschaftlichen Betrieb ausgegangen, ohne allerdings gro-
e Gewinne oder Renditen zu erwirtschaften. KWEA kénnen an
Gebéauden, fur Insellésungen oder in der Landwirtschaft verwendet
werden, wenn eine Errichtung von WEA mit hoher Nennleistung
nicht moglich ist. Fur eine starkere Verbreitung missen noch
rechtliche Fragen geklart und die Vergltung der eingespeisten
Energie festgelegt werden [36] [56]. Aufgrund ihrer niedrigen Leis-
tung werden KWEA vorrangig in Niederspannungsnetzen instal-
liert.

Auf Grund dieser Rahmenbedingungen ist nicht mit einem signifi-
kanten Zubau von KWEA im Betrachtungszeitraum der Studie zu
rechnen.

Neben den Zielen und Prognosen in den Energiekonzepten der
Bundeslander gibt es noch bundesweite Studien, die den Zubau
von WEA in Szenarien oder Prognosen annehmen. In Tabelle 2.1
werden die Zubauwerte aus [22], [29], [33], [39] und [46] gegen-
Ubergestellt.

Grundsatzlich wurde in der Vergangenheit das Potential der On-
shore-Windenergie bei Prognosen haufig unterschétzt. Die hdhe-
ren Werte in den BNetzA-Szenarien beriicksichtigen gegeniber
den &lteren Prognosen den erhdhten Zubau der Erneuerbaren
Energien und sind daher vorzuziehen. Insbesondere die stiddeut-
schen Bundeslander haben einen verstarkten Ausbau der Wind-
energie angekundigt, der in den BNetzA Szenarien gegenuber den
anderen Szenarien bericksichtigt ist.

Bedingt durch die einheitlich hohen Prognosen und die unver-
kennbare Bedeutung der WEA in den Verteilnetzen wird der WEA-



Entwicklung der Versorgungsaufgabe

Zubau als priméarer Treiber der Versorgungsaufgabe fir diese Stu-
die festgelegt. Zur Analyse des Netzausbaubedarfs im Rahmen
der Studie werden die Ausbauwerte fir Onshore-WEA dem
BNetzA Szenario B enthommen und fur das Szenario NEP B 2012

verwendet.
Tabelle 2.1 Vergleich der WEA-Ausbauwerte aus [22] [29] [33] [39] [46]
Onshore Offshore
Angaben in GW 2015 2020 2030 2015 2020 2030
BMU Basisszenario A 33,6 35,8 37,8 3,0 10,0 25,0
BEE - 45,0 - - 10,0 -
dena Netzstudie Il 34,1 37,0 - 8,0 16,3 -
EWI Szenario IlI* 31,1 36,7 454 - - -
BNetzA Szenario B 35,6** 44,1** 61,1** 55 10,9 25%*
BNetzA Szenario C - 69,9* - - 15,5%* -

* Keine Angaben zu der Onshore- / Offshore-Verteilung
** interpoliert aus den Werten fur die Jahre 2010, 2022 und 2032

2.3 Photovoltaikanlagen

Der Ausbau der Solarenergienutzung durch PVA Ubertraf in den
letzten Jahren die Prognosen um ein Vielfaches. Daher sind die
prognostizierten Werte aus Szenarien und Analysen zuriickliegen-
der Jahre zum Ausbau PVA weitgehend unbrauchbar [78]. Die
installierte Leistung in Deutschland betrug 2010 rund 17 GW. Ins-
gesamt stellten die Anlagen 12 TWh elektrische Energie bereit.

2.3.1 Zu erwartende Entwicklung

Bei der Solarenergienutzung werden PVA entweder auf, an Ge-
bauden oder auf Freiflachen errichtet.
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Unter Fortbestand der Einspeisevergitung nach dem Erneuerba-
re-Energien-Gesetz (EEG®) aber auch durch Erreichen der Netz-
paritat kann mit einem weiteren Ausbau von Dachanlagen gerech-
net werden. Das Gesamtpotential der nutzbaren Dachflachen in
Deutschland liegt bei ca. 161 GWp [66]. Wenn in einer Region
bereits viele Dacher mit PVA bestiickt sind, kann im betrachteten
Zeithorizont mit Sattigungserscheinungen gerechnet werden. Zu-
satzlich muss der Flachennutzungskonflikt mit Solarthermieanla-
gen zur Warmwasserbereitung bericksichtigt werden.

Mit der Novellierung des EEG werden seit dem Jahr 2010 Neuan-
lagen auf Griunflachen (vormaligen Ackerflachen) nicht mehr ge-
fordert. Jedoch besteht auf Konversionsflaichen aus verkehrstech-
nischer und wohnungsbaulicher Nutzung und auf Freiflichen ne-
ben Autobahnen und Bahntrassen Anspruch auf Forderung [4].
Der Anschluss der Freiflachenanlagen wird auf Grund der hohen
installierten Leistung vorrangig in der Mittelspannungsebene erfol-
gen.

In Tabelle 2.2 sind die Ausbauwerte aus [22], [29] und [39] gegen-
Ubergestellt. Bedingt durch die installierte Summenleistung der
PVA in Deutschland und die hohe Zubauprognose wird die Photo-
voltaik als weiterer primarer Treiber der Versorgungsaufgabe iden-
tifiziert. Zur Analyse des Netzausbaubedarfs im Rahmen des Sze-
nario NEP B 2012 der Studie werden die Werte fur PVA-Zubau
dem BNetzA Szenario B [29] entnommen und fur die Jahre 2020
und 2030 interpoliert. Fur das Jahr 2015 wird der Wert des BMU
Basisszenario A verwendet, da eine lineare Interpolation aus den
Stiutzjahren des BNetzA Szenarios die Dynamik des Zubaus nicht
ausreichend bertcksichtigt. Der interpolierte Ausbauwert ware in
Relation zu der aktuell installierten und bereits beantragten PVA-
Leistung zu niedrig.

! §32 EEG; Erneuerbare-Energien-Gesetz vom 25. Oktober 2008
(BGBL1. | S.2074), das zuletzt durch Artikel 1 des Gesetzes vom 12. April
2011 (BGBL1. | S.619) geéndert worden ist
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Tabelle 2.2 Vergleich der PVA-Ausbauwerte aus [22] [29] [39]
Angaben in GW 2015 2020 2030
BMU Basisszenario A 38,4 51,8 63,0
dena Netzstudie I 13,0 17,9 24,0
BNetzA Szenario B 33,0* 48,0 * 62,8 *
BNetzA Szenario C - 43,5 -

* interpoliert aus den Werten fur die Jahre 2010, 2022 und 2032

2.4 Bioenergie

Biomasse wird zur elektrischen und thermischen Energiegewin-
nung sowie zur Herstellung von Biokraftstoffen eingesetzt. Im Jahr
2010 wurde mit einer installierten Leistung der Biomasseanlagen
(BMA) von 4,9 GW eine elektrische Energie von 28,7 TWh bereit-
gestellt [21].

Nach dem Potentialatlas zur Bioenergie der Agentur flr Erneuer-
bare Energien ist in Deutschland die Nutzung einer landwirtschaft-
lichen Flache von 3,7 Mio. ha zur Biomassegewinnung realisierbar
[3]. Diese Flache entspricht 21,9 % der in Deutschland landwirt-
schaftlich genutzten Flache und ermdglicht einen elektrischen
Energieertrag von 54,3 TWh. [38]

In Tabelle 2.3 werden die Ausbauwerte aus [22], [29], [39] und [40]
verglichen. Dabei werden nur Ausbauwerte fir KWK-Anlagen auf
Bioenergie-Basis bertcksichtigt und die Werte des BNetzA Szena-
rio B aus [29] fur das Szenario NEP B 2012 dieser Studie verwen-

det.
Tabelle 2.3 Vergleich der BMA-Ausbauwerte aus [22] [29] [39] [40]

Angaben in GW 2015 2020 2030
BMU Szenario A 7,7 8,9 9,9
BNetzA Szenario B 6,4 * 7,8* 9,2*
BNetzA Szenario C - 6,4 * -
dena Netzstudie Il 53 6,2 6,9
dena Kraftwerksplanung 6,1 7,1 7,5

* interpoliert aus den Werten fur die Jahre 2010, 2022 und 2032
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Die zu erwartende Entwicklung der Kraft-Warme-Kopplung (KWK)
basiert auf einer Analyse der Kraftwerksplanung in Deutschland
bis 2020. Zur Abschatzung des KWK-Ausbaus wurde die aktuelle
Markteinschatzung durch Expertenbefragungen und Studienaus-
wertungen in [40] bertcksichtigt. Andere aktuelle Quellen wie [77]
kommen zu vergleichbaren Werten, bieten jedoch nicht den erfor-
derlichen Detaillierungsgrad und werden somit nicht explizit aufge-
fuhrt. Im Jahr 2010 waren in Deutschland KWK-Anlagen (KWKA)
mit einer Summenleistung von 18,6 GW installiert. Die zu erwar-
tende Entwicklung der installierten Leistung von KWKA ist in Ta-
belle 2.4 angegeben. Anlagen, die auf Bioenergie basieren wurden
zuvor separat diskutiert und werden in der Tabelle nicht betrachtet.
Die KWK wird in der Studie, bedingt durch die aus [40] resultieren-
den niedrigen Zubauprognosen als sekundarer Treiber angesehen
und im Szenario NEP B 2012 beriicksichtigt.

Ausbauwerte fir die installierte Leistung von KWKA [40]

16,7 17,1 17,6
2,3 2,4 2,6
0,6 1,2 1,2

Die deutschen Laufwasserkraftwerke hatten im Jahr 2010 eine
installierte Leistung von 4,4 GW [29]. Obwohl das Potential in
Deutschland weitestgehend genutzt wird, ist nach [23] ein Zubau
von ca. 580 MW mdoglich. Durch ModernisierungsmalRnahmen
(Turbinenauslegung, optimierte Betriebsfiihrung, neue Technolo-
gien) kann der Wirkungsgrad und somit die installierte Leistung der
bestehenden Anlagen erhéht werden. Dadurch ergibt sich bei gro-
Ren Anlagen tber 1 MW installierter Leistung ein Zubaupotential
von ca. 490 MW, bei kleinen Anlagen unter 1 MW ein Potential von
ca. 90 MW [23]. Die Ausbauwerte aus [22], [29], [39] und [46] sind
in Tabelle 2.5 gegenibergestellit.

Der Ausbau wird in erster Linie in den studdeutschen Bundeslan-
dern und den Mittelgebirgsregionen erfolgen, da dort die Geldnde-
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topologie eine ausreichende Hohendifferenz fur Staustufen ge-
wahrleistet.

Da das maximale Zubaupotential fur Wasserkraftwerke auf ca.
580 MW beschrankt ist, ist die Wasserkraft als sekundarer Treiber
zu betrachten. Im Szenario NEP B 2012 wird keine deutschland-
weite Prognose fur den Zubau von Laufwasserkraftwerken ver-
wendet. Da keine konkreten Projekte in den zu untersuchenden
Netzgebieten in Planung sind, wird die Energiegewinnung aus
Wasserkraft im Rahmen der Studie vernachlassigt.

Vergleich der Ausbauwerte flr Wasserkraftnutzung aus [22] [29]
[39] [46]

4,5 4,7 4,9

5,8 5,8 5,8

5,0 5,1 5,2

45* 4,7 * 4,9 *
4,3*

* interpoliert aus den Werten fir die Jahre 2010, 2022 und 2032

Im Jahr 2010 waren in Deutschland Geothermieanlagen mit einer
kumulierten elektrischen Leistung von 10 MW installiert [22]. In
Tabelle 2.6 werden die Ausbauwerte aus [22] und [39] dargestellt.
In [46] wird die geothermische Energiegewinnung nicht gesondert
betrachtet. Dies verdeutlicht die relativ geringe Bedeutung der Ge-
othermie bei der Bereitstellung elektrischer Energie bis zum Jahr
2030. Geothermie wird daher als sekundéarer Treiber der Versor-
gungsaufgabe angenommen. Im Szenario NEP B 2012 wird keine
deutschlandweite Prognose fir den Zubau von Geothermieanla-
gen verwendet. Da keine konkreten Projekte in den zu untersu-
chenden Netzgebieten in Planung sind, wird die geothermische
Energiegewinnung im Rahmen der Studie vernachlassigt.
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Tabelle 2.6 Vergleich der Ausbauwerte fir Geothermienutzung aus [22] [39]
Angaben in GW 2015 2020 2030
BMU Szenario A 0,1 0,3 1,0
dena Netzstudie I 0,1 0,3 0,9

2.8 Konventionelle Kraftwerke

Die Entwicklung im Bereich der konventionellen Kraftwerkstechnik
ist mit dem Ausbau der erneuerbaren Energietrager gekoppelt.
Unter Berticksichtigung dieser Interdependenzen sind in [29] drei
Szenarien flur die Umstrukturierung des deutschen Kraftwerks-
parks definiert. Die dabei angenommenen Entwicklungen des
Kraftwerksparks fir das BNetzA Szenario B [29] bis zum Jahr
2030 sind in Tabelle 2.7 dargestellit.

Bedingt durch die hohe Anschlussleistung konventioneller Kraft-
werke ergibt sich der Netzanschluss in der Hochstspannungsebe-
ne. FUr kleine konventionelle Kraftwerke bietet sich auch die M6g-
lichkeit eines Anschlusses in der Hochspannungsebene. Der An-
schluss erfolgt hier in der Regel in Schwerpunktanlagen, hat somit
nur einen geringen Einfluss auf die Verteilnetzentwicklung und
wird daher als sekundarer Treiber angenommen. Da keine konkre-
ten Projekte in den zu untersuchenden Netzgebieten in Planung
sind, werden Kraftwerksprojekte im Rahmen der Studie nicht be-

trachtet.
Tabelle 2.7 Entwicklung des konventionellen Kraftwerksparks nach [29]
Angaben in GW 2015 2020 2030
Kernenergie 11,2* 8,5* o*
Braunkohle 19,5* 18,8* 14,7*
Steinkohle 25,0* 25,1* 22,0*
Erdgas 27,0* 30,1* 38,3*

* interpoliert aus den Werten fiir die Jahre 2010, 2022 und 2032

2.9 Speicher

Langfristig stellen Speicher eine der wenigen Mdglichkeiten dar,
eine zeitliche Entkopplung zwischen der fluktuierenden Einspei-
sung aus DEA und dem volatilen Verbrauch zu ermdéglichen. Aller-
dings sind auf Grund des aktuell hohen Preisniveaus von Spei-
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chern nur wenige Projekte in Planung. Bislang ist nur der Betrieb
von Pumpspeicherkraftwerken (PSW) wirtschaftlich. Konkret wer-
den bis 2020 drei neue PSW mit einer kumulierten, installierten
Nennleistung von rund 1,6 GW geplant [39]. Im Einzelnen sind
dies das PSW Atdorf mit 1,4 GW Turbinenleistung, das PSW Ein-
6den mit 0,2 GW Leistung und das PSW Blautal mit 45 MW Leis-
tung. Weiterhin wurden in den neuen Bundeslandern 20 Standorte
fur die Eignung zur Errichtung von PSW mit einem technischen
Potential von 14 GW und durchschnittlich 5,5 Volllaststunden
Speicherkapazitat ermittelt [87]. Aus [29] und [39] wird der Zubau
an Pumpspeicherkapazitat im deutschen Verbundnetz bis zum
Jahr 2030 entnommen und in Tabelle 2.8 dargestellt.

Vergleich der Ausbauwerte fir Pumpspeicherkraftwerke aus [29]
[39]

- 8,4 -

6,3 9,0 9,0
* interpoliert aus den Werten fur die Jahre 2010, 2022 und 2032

Die Voraussetzung fur eine flachendeckende Verbreitung von
Speichern in den Verteilnetzen ist ein wirtschaftlicher Betrieb der
Anlagen. Der Ausbau ist daher abhéngig von Férdermalinahmen
und der technologischen Entwicklung. Eine belastbare Prognose
fur Speicher auf Verteilnetzebene ist fir die kommenden 20 Jahre
nicht moglich.

Neben den PSW koénnen zukinftig auch Elektrofahrzeuge zur
Speicherung elektrischer Energie verwendet werden. Die Speicher
vollelektrischer Fahrzeuge weisen eine Kapazitdt von 15 bis
40 kWh pro Fahrzeug auf. Die fur das Jahr 2020 erwarteten 1 Mio.
Fahrzeuge konnten mit ihrer gesamten Kapazitdt von 15 bis
40 GWh so viel Energie speichern wie die heute in Deutschland
vorhandenen Pumpspeicherkraftwerke [57]. Dieser Wert ist aller-
dings in der Praxis nur zu einem geringen Teil fur die Pufferung
Erneuerbarer Energien einsetzbar, da die Nutzung des Speichers
fur Netzdienste der Mobilitatsanforderung untergeordnet ist und
dariiber hinaus eine hohe Akzeptanz sowie Steuerungs- und
Kommunikationstechnik erfordern wirde. Das Lademanagement
von Elektrofahrzeugen wird zusammen mit dem Demand Side
Management in einer entsprechenden Untersuchungsvariante be-
racksichtigt.



Entwicklung der Versorgungsaufgabe

Abbildung 2.1

Aufgrund der geringen Zubauprognose werden Speicher als se-
kundarer Treiber der Versorgungsaufgabe angenommen. Im Sze-
nario NEP B 2012 wird keine deutschlandweite Annahme fir den
Zubau von Speichern getroffen. Konkrete Gro3projekte werden im
Rahmen der Studie in den untersuchten Netzgebieten beriicksich-
tigt. Eine technologieunabhangige Betrachtung von Speichern wird
als Variantenrechnung mit dabei gesondert aufgefiihrten Annah-
men durchgefihrt.

Der Nettostromverbrauch lag in den Jahren 2010 und 2011 bei
rund 540 TWh und kann den verschiedenen Sektoren in Abbildung
2.1 zugeordnet werden. [5]

Industrie (Bergbau,
verarbeitendes Gewerbe)

Verkehr
e Offentliche Einrichtungen
26% m Landwirtschaft
Haushalte
204 9% m Handel und Gewerbe
3%

Zusammensetzung des Nettostromverbrauchs in Deutschland [5]

Die Entwicklung des elektrischen Energiebedarfs in den Sektoren
Haushalt, Gewerbe, Handel und Dienstleistung wird durch zwei
gegensatzliche Effekte gepragt. Auf Grund des demographischen
Wandels und der Effizienzsteigerung bei elektrischen Geraten ist
mit einem Riickgang des elektrischen Energiebedarfs zu rechnen.
Andererseits steigt dieser durch zusatzliche elektrische Lasten an.
In den verschiedenen Sektoren sind dies beispielsweise der zu-
satzliche Einsatz von intelligenter Haustechnik, Unterhaltungs-
elektronik, elektrischer Warmepumpen oder der vermehrte Einsatz
von Kihlsystemen.

Der Bedarf an elektrischer Energie im Industriesektor ist direkt an
Produktionsprozesse und die konjunkturelle Entwicklung gekop-
pelt. Durch EffizienzmalRnhahmen kann eine Bedarfssenkung er-
reicht werden.
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Im Verkehrssektor ist zukinftig durch den Einsatz von Elektrofahr-
zeugen mit einem steigenden elektrischen Energiebedarf zu rech-
nen. Eine Ubersicht (iber verschiedene Prognosen zur Anzahl an
Elektrofahrzeugen nach [45] und [24] und ist in Tabelle 2.9 ange-
geben. Fir die prognostizierte Anzahl von Elektrofahrzeugen kann
nach [72] eine einphasige Ladeleistung von 3,7 kW angenommen
werden. Unter Berlcksichtigung von Gleichzeitigkeitsfunktionen
nach der Methode in [80] ergibt sich fir 12,4 Mio. Elektrofahrzeuge
eine Erhdhung der Spitzenlast von 3,1 GW.

Tabelle 2.9 Prognosewerte fir die Elektrofahrzeugdurchdringung in
Deutschland [24] [45]

Angabe in Mio. Fahrzeugen 2015 2020 2025 2030

BMU Szenario 0,1 1,0 3,0 5,0*%

Con-energy Szenario 0,1 1,6 7,0 12,4*
* extrapoliert aus den Werten fir die Jahre 2020 und 2025

In Tabelle 2.10 werden die Lastszenarien aus [26] und [29] zu-
sammengefasst. Es sind die Energiemenge und die Hochstleis-
tung des Nettoverbrauchs fir elektrische Energie ausgewiesen.
Dem Szenario NEP B 2012 wird ein als konstant angenommener
Wert aus [29] zugrunde gelegt und die Lastentwicklung als sekun-
darer Treiber angenommen. Der zuséatzliche elektrische Energie-
bedarf von Elektromobilitdt nach [24] und [80] sowie sonstigen,
neuen elektrischen Lasten wird durch Effizienzsteigerungen kom-
pensiert und ist somit im Szenario NEP B 2012 bertcksichtigt. Der
Einfluss einzelner Lastarten bei der Lastverschiebung (Demand-
Side-Management) wird gesondert als Variante betrachtet.

Tabelle 2.10 Vergleich der Last-Szenarien aus [26] [29]

2010 2015 2020 2030

*
BNetzA Szenario B 535,4 TWh 5354 TWh* 535,4 TWh 535,4 TWh

84 GW 84 GW* 84 GW 84 GW
BNetzA Szenario B 5354 TWh 5120 TWh* 4886 TWh 457,7 TWh
Sensitivitatsbetrachtung 84 GW 80,3 GW* 76,7 GW 71,8 GW
Bundesministerium fur 539.0 TWh 517.2 TWh* 4953 TWh  488,8 TWh
Wirtschaft

* interpoliert aus den Werten fur die Jahre 2010 und 2020
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Tabelle 2.11

In dieser Studie werden das Szenario NEP B 2012 und das Bun-
deslanderszenario betrachtet, denen identisch klassifizierte Trei-
ber, aber unterschiedlich hohe Ziel- und Prognosewerte zugrunde
liegen. Die Ausbauwerte fir das Szenario NEP B 2012 wurden
zuvor hergeleitet und werden im Folgenden zusammenfassend
dargestellt. Im Anschluss werden die im Rahmen der Studie abge-
stimmten Ziel- und Prognosewerte des Bundeslanderszenarios
angegeben.

Auf Grundlage der in diesem Kapitel zusammengestellten Entwick-
lungen der Treiber werden die Ausbauwerte fir das Szenario
NEP B 2012 festgelegt und in Tabelle 2.11 zusammengefasst. Das
Szenario B des BNetzA Szenariorahmens wurde 6ffentlich konsul-
tiert und von der BNetzA genehmigt. Daher wird dieses Szenario
soweit moglich und sinnvoll im Rahmen dieser Studie dem Szena-
rio NEP B 2012 zu Grunde gelegt.

Dies betrifft die Zubauwerte fir WEA, PVA und BMA. Der KWKA-
Zubau wurde aus der Kurzanalyse der Kraftwerksplanung der de-
na abgeleitet. FUr den Zubau von PVA bis zum Jahr 2015 wird der
Szenariowert des BMU Leitszenarios 2010 verwendet. [22] [29]
[40]

Zusammenfassung der Ausbauwerte im Szenario NEP B 2012 [22]
[29] [40]

35,6 44,1 61,1
38,4 48,0 62,8
6,4 7,8 9,2
19,6 20,7 21,4

Aus der Analyse der Treiber folgt, dass in der weiteren Vorge-
hensweise die Veranderung der Versorgungsaufgabe einzelner
Netzgebiete mafigeblich durch die Entwicklungen der Windenergie
und Photovoltaik gepréagt sind.
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Tabelle 2.12

Bekannte Projekte fir konventionelle Kraftwerke, elektrische Ener-
giespeicher, Wasserkraftwerke und Geothermieanlagen wirden in
den Untersuchungsregionen bericksichtigt, treten jedoch in den
untersuchten Netzgebieten nicht auf. Da die Lastentwicklung so-
wohl durch neue Verwendung elektrischer Energie als auch durch
Effizienzsteigerungen gepragt ist, wird im Szenario NEP B 2012
der Studie von einer konstanten Leistung und Energie in den
Stitzjahren ausgegangen.

Die zukilnftige Entwicklung bei Kleinspeichern, sowie der Steuer-
barkeit von Lasten und Einspeisern (Demand- und Supply-Side-
Management) ist derzeit sehr spekulativ. Daher werden diese As-
pekte nicht in die Basisszenarien aufgenommen sondern aus-
schlief3lich in Variantenrechnungen bewertet.

Alternativ zum Szenario NEP B 2012 wird ein zweites als Bundes-
landerszenario bezeichnetes Szenario mit einem beschleunigten
Ausbau von DEA festgelegt. Die verwendeten Zahlen wurden
durch die dena ermittelt und basieren auf der Aktualisierung der
Ziele und Prognosen des BNetzA-Szenarios C durch die Bundes-
lander im Sommer 2012. Sie sind in Tabelle 2.12 dargestellt. Alle
weiteren Annahmen des Szenario NEP B 2012 werden in dieses
Bundeslanderszenario ibernommen.

Zusammenfassung der Ausbauwerte im Bundeslanderszenario

53,0 77,0 107,9
37,8 52,0 71,7
5,6 6,9 8,7

19,6 20,7 21,4
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Kernaussagen

Windenergie und Photovoltaik sind die priméaren Treiber der Ver-
anderung der Versorgungsaufgabe.

Das ermittelte Szenario NEP B 2012 orientiert sich am Szenario B
welches durch die Bundesnetzagentur ermittelt und abgestimmt
wurde. Das alternative Bundeslanderszenario, welches aus aktua-
lisierten Zielsetzungen und Prognosen der Bundeslander ermittelt
wurde, zeigt in Summe deutlich hthere Werte.

Als zukinftige Treiber, die sich heute jedoch nicht prognostizieren
lassen, werden die Last- und Einspeisesteuerung (Demand- und
Supply-Side-Management) sowie Speicher mit der Ausnahme von
Pumpspeicherkraftwerken eingestuft. Diese werden in Varianten
betrachtet. Alle weiteren sekundaren Treiber werden individuell bei
den Netz-untersuchungen der einzelnen Regionen betrachtet.
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3.1

ldentifikation von
Untersuchungsregio-
nen

Leitgedanken

Nachdem die wesentlichen Treiber der zukinftigen Versorgungs-
aufgabe identifiziert wurden, werden diese nun den deutschen
Gemeinden mit Hilfe von definierten Verteilschlusseln zugeteilt
(Regionalisierung der Ausbauwerte). Zusammen mit den struktu-
rellen Gemeindedaten dienen die gemeindescharfen Ausbauwerte
der Ermittlung von Clustern, sogenannten Netzgebietsklassen
(NGK). In diesen NGK werden Gemeinden mit ahnlichen Charak-
teristiken hinsichtlich der heutigen Situation und der zuktnftigen
Entwicklung zusammengefasst.

AnschlieBend werden anhand der NGK Untersuchungsregionen
bei den teilnehmenden Verteilnetzbetreibern ausgewahlt, die diese
Klassen reprasentieren. Fur mehrere ausgewahlte Gemeinden
dieser Klassen werden die konkreten Netzanalysen durchgefiihrt
und die Ergebnisse auf die anderen Gemeinden dieser NGK
hochgerechnet. Aus der Hochrechnung der Ergebnisse der einzel-
nen NGK ergibt sich das Gesamtergebnis fur Deutschland.

Regionalisierung der Treiber der
Versorgungsaufgabe

Da der Zubau von WEA und PVA als primare Treiber der Versor-
gungsaufgabe in Deutschland identifiziert wurde, werden die bun-
desweiten Ausbauwerte anhand von Verteilschlusseln auf Ge-
meindeebene regionalisiert.

Unter Berticksichtigung der Bewertung im vorangegangenen Kapi-
tel werden auch die Werte der sekundaren Treiber Bioenergie und
KWK auf Gemeindeebene regionalisiert. Alle weiteren sekundéaren
Treiber werden, wie in Kapitel 2 beschrieben, in der Studie be-
ricksichtigt.
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Abbildung 3.1

Zur Charakterisierung der Gemeinden werden Daten aus 6ffentlich
verfugbaren Quellen verwendet. Strukturelle Daten der Gemein-
den werden aus dem Gemeindeverzeichnis des Statistischen
Bundesamtes bezogen [84]. Darin enthalten sind die Einwohner-
dichte und die Flachen der Gemeinden in Deutschland.

Im EEG? ist die Erfassung von DEA auf Basis erneuerbarer Ener-
giequellen nach Energietragern, Einspeisespannungsebenen und
Standort festgelegt. Im EEG-Anlagenstammdatenregister der
Ubertragungsnetzbetreiber werden diese Informationen zusam-
mengeflihrt und verdéffentlicht [58].

Auf Basis des Gemeindeverzeichnisses und des Anlagenstamm-
datenregisters ergibt sich eine Datenbasis, in der jeder Gemeinde
die strukturellen Daten sowie die installierte Leistung der vorhan-
denen DEA je Spannungsebene und Energietrager zugeordnet ist.

Zur Bestimmung der gemeindescharfen Zubauwerte fir WEA in
den Basisszenarien wird auf die deutschlandweiten Ausbauwerte
aus [29] zuriickgegriffen. Die ermittelten WEA-Prognosen im Sze-
nario NEP B 2012 werden im Folgenden nach dem Schema aus
Abbildung 3.1 regionalisiert.

Prognose des WEA-Zubaus
fur das Jahr 2030

Umlegung der Prognose auf die
Bundeslander

Bestimmung des WEA-
Verteilschllissels

Umlegung der Bundeslandprognose
auf Gemeindeebene

Regionalisierungsprozess der WEA-Ausbauwerte

2846 EEG
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Abbildung 3.2

WEA-Ausbau auf Verteilnetzebene

Die Prognose beinhaltet keine Differenzierung nach Netzebenen.
Die Offshore-WEA werden in der Regel im Ubertragungsnetz an-
geschlossen und werden daher im Rahmen der Studie nicht be-
ricksichtigt. Onshore-WEA kénnen in Abhéngigkeit der Anlagen-
oder WindparkgroR3e in allen Netzebenen angeschlossen werden.
Daher ist es erforderlich, den Anteil der in den Verteilnetzen ange-
schlossenen WEA zu bestimmen.

Die heutige Aufteilung der installierten WEA-Leistung zwischen
Transport- und Verteilnetzebene ist in Abbildung 3.2 dargestellt.
Fur die Onshore-WEA ergibt sich ein Verteilnetzanteil von 95,3 %
[58]. Diese Aufteilung wird im Rahmen der Studie auch fir die zu-
kunftig an Land installierten Anlagen angenommen. Von der WEA-
Prognose fur das Jahr 2030 in Hohe von 61 GW Onshore und
25 GW Offshore werden demnach 58 GW in den Verteilnetzen
installiert.

4,7%

m Ubertragungsnetz

m Verteilnetz

Aufteilung der heute installierten WEA-Leistung zwischen
Transport- und Verteilnetzebene [58]

Regionalisierung der Ausbauwerte auf die Bundeslander

Der Verteilnetzanteil der WEA-Prognose wird nun auf die Bundes-
lander umgelegt.

Die Bundeslander haben eigene politische Ziele fir den Zubau von
WEA definiert, die im BNetzA Szenario C in [29] genannt sind.
Auch wenn diese Zielwerte in Summe wesentlich hdher ausfallen
als die bundesweiten Zielwerte, dienen sie fiur das Szenario
NEP B 2012 in dieser Studie zur Indikation und Gewichtung des
Ausbauwillens der Bundeslander. Fur das Bundeslanderszenario
dieser Studie werden aktuelle Bundeslanddaten gesondert ermit-
telt und fur die Rechnungen verwendet. Das Vorgehen beim Bun-
deslanderszenario erfolgt analog zu dem im Folgenden dargestell-
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ten Vorgehen beim Szenario NEP B 2012. In Tabelle 3.1 sind die
Ausbauwerte fur das Jahr 2020 den installierten Werten aus 2010
gegenubergestellt.

Tabelle 3.1 Entwicklung der installierten Onshore-WEA-Leistung in den
Bundeslandern nach [29] [68]

Angaben in GW 2010 2020*
Baden-Wirttemberg 0,4 3,4
Bayern 0,5 3,7
Brandenburg und Berlin 4.4 7,1
Hessen 0,6 2,9
Mecklenburg-Vorpommern 1,6 3,2
Niedersachsen und Bremen 6,6 13,1
Nordrhein-Westfalen 2,9 9,1
Rheinland-Pfalz 1,4 4,0
Saarland 0,1 0,4
Sachsen 0,9 1,5
Sachsen-Anhalt 3,5 5,6
Schleswig-Holstein und Hamburg 3,0 11,4
Thiringen 0,8 4,6
Summe 26,7 69,9

* interpoliert aus den Werten fiir 2010 und 2022

Die Prognose eines Bundeslandes P}75:p wird wie folgt bestimmt:
PWEA .
PWEA _ BL,BNetzAc,j . pWEA
BLNEP = —Z pWEA VN,NEP
iBL,BNetzAc,i

Der Anteil der WEA-Prognose Pg;%yet4,,; fUr ein Bundesland j an
der Gesamtprognose Y; Py gnetza,,; Wird berechnet. Der Verteil-
netzanteil (VN) der deutschlandweiten Prognose fir WEA-Zubau
im Szenario NEP B 2012 PJif{lz» wird anhand des errechneten

Anteils skaliert. Die resultierenden WEA-Bundeslandwerte auf Ver-
teilnetzebene sind in Tabelle 3.2 dargestellt.
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Tabelle 3.2 Verteilnetzanteil der WEA-Zubauwerte auf Bundeslandebene im
Szenario NEP B 2012

Angaben in MW 2011-2015 2016-2020 2021-2030
Baden-Wirttemberg 588 523 1.112
Bayern 629 560 1.190
Brandenburg, Berlin 533 475 1.009
Hessen 451 402 853
Mecklenburg-Vorpommern 324 288 613
Niedersachsen, Bremen 1.270 1.131 2.403
Nordrhein-Westfalen 1.227 1.092 2.321
Rheinland-Pfalz 512 456 969
Saarland 65 58 122
Sachsen 109 97 207
Sachsen-Anhalt 414 369 784
Schleswig-Holstein, Hamburg 1.672 1.488 3.162
Tharingen 773 688 1.463
Bundesrepublik Deutschland 8.567 7.627 16.208

Regionalisierung der Bundeslandausbauwerte auf die Ge-
meinden

Zur weiteren Regionalisierung der Ausbauwerte wird angenom-
men, dass WEA ausschlie3lich auf landwirtschaftlich nutzbaren
Flachen errichtet werden. Diese sind Uber die Veréffentlichung in
[85] bekannt. Daher erfolgt die Schlisselung der WEA-
Ausbauwerte von der Bundesland- auf die Gemeindeebene uber
die verfugbaren Landwirtschaftsflachen. Landwirtschaftliche Fla-
chen beinhalten auch Moore und Heideflachen. Moore werden als
nicht nutzbare Flachen angesehen und daher nicht beriicksichtigt.
Da Schutzflachen gesondert ausgewiesen werden, wird zudem
angenommen, dass samtliche Heideflachen potentielle Flachen
zur Nutzung von Windenergie sind. Der WEA-Ausbauwert
PYEA vep €iner Gemeinde k ergibt sich wie folgt:

PWEA — ALW.BL,Gem,k . WEA
Gem,NEP — z:A— BL,NEP
i1LW,BL,Gem,i
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Abbildung 3.3

Der Anteil der landwirtschaftlich nutzbaren Gemeindeflache
Arw Bicemx an der landwirtschaftlich nutzbaren Flache des zuge-
horigen Bundeslandes }}; Apw p1cem,: €rgibt den Skalierungsfaktor
fur die Bundeslandprognose P¥5d:,. Durch diese Schliisselung
wird sichergestellt, dass die Gemeinden mit grof3en landwirtschaft-
lich nutzbaren Flachen einen hodheren Anteil der Windenergie-
prognose zugeteilt bekommen als eher stadtisch gepréagte Ge-
meinden.

In jeder Gemeinde wird nach Regionalisierung der WEA-
Prognosen Uberprift, ob die verfigbare landwirtschaftlich nutzbare
Flache die zugeteilte Prognose aufnehmen kann. Der Flachenbe-
darf fir WEA betragt nach [39] rund 7 ha/MW. Die Umlegung der
Prognosen auf die Gemeinden nach dem vorgestellten Schema
fuhrt zu keinen Potentialiberschreitungen fur das Szenario
NEP B 2012.

Zur Bestimmung der auf Gemeindeebene regionalisierten PVA-
Prognosen wird analog zur Regionalisierung der WEA von den
deutschlandweiten Prognosen aus [29] ausgegangen. Die Regio-
nalisierung der PVA-Prognose im Szenario NEP B 2012 verlauft
nach dem Schema aus Abbildung 3.3.

Prognose des PVA-Zubaus
fur das Jahr 2030

Umlegung der Prognose auf die
Bundeslander

Bestimmung des PVA-Verteilschlissels

Umlegung der Bundeslandprognose
auf Gemeindeebene

Regionalisierungsprozess der PVA-Ausbauwerte
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PVA-Ausbauwerte auf Verteilnetzebene
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Basierend auf der Auswertung von [58] betragt der Verteilnetzan-

teil von PVA 100 %.

Umlegung der Ausbauwerte auf die Bundeslander

Bei der Regionalisierung der deutschlandweiten PVA-Ausbauwerte
wird fir das Szenario NEP B 2012, analog zur Regionalisierung
der WEA-Ausbauwerte, der PVA-Ausbauwert der Bundeslander
als Gewichtungsfaktor des Zubaus verwendet. Diese sind in Tabel-
le 3.3 der aktuell installierten PVA-Leistung gegenibergestellt.
Dabei ergeben sich die in Tabelle 3.4 aufgezeigten PVA-

Prognosen fir jedes Bundesland auf Verteilnetzebene.

Entwicklung der installierten PVA-Leistung in den Bundeslandern

nach [2] [29]

Angaben in GWp 2010 2020*
Baden-Wirttemberg 2,9 7,2
Bayern 6,4 12,7
Brandenburg und Berlin 0,6 3,0
Hessen 0,9 3,3
Mecklenburg-Vorpommern 0,3 0,5
Niedersachsen und Bremen 1,5 3,3
Nordrhein-Westfalen 1,9 4,9
Rheinland-Pfalz 0,8 2,4
Saarland 0,2 0,6
Sachsen 0,5 0,9
Sachsen-Anhalt 0,4 13
Schleswig-Holstein und Hamburg 0,7 1,8
Thiringen 0,3 15
Summe 17,4 43,4

* interpoliert aus den Werten fiir 2010 und 2022
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Verteilnetzanteil der PVA-Zubauprognose auf Bundeslandebene
im Szenario NEP B 2012

Angaben in MW

2011-2015 2016-2020 2021-2030

Baden-Wirttemberg 3.404 1.556 2.399
Bayern 5.090 2.327 3.587
Brandenburg, Berlin 1.979 905 1.395
Hessen 1.971 901 1.389
Mecklenburg-Vorpommern 167 76 118
Niedersachsen, Bremen 1.488 680 1.048
Nordrhein-Westfalen 2.396 1.095 1.688
Rheinland-Pfalz 1.250 571 881
Saarland 361 165 254
Sachsen 368 168 259
Sachsen-Anhalt 738 337 520
Schleswig-Holstein, Hamburg 854 390 602
Tharingen 938 429 661
Bundesrepublik Deutschland 21.002 9.600 14.800

Regionalisierung der Bundeslandausbauwerte auf die Ge-
meinden

Bei dem Zubau von PVA wird davon ausgegangen, dass diese auf
geeigneten Dachflachen errichtet werden. Daher dienen die Ge-
baude- und Freiflachen einer Gemeinde nach [85] als Grundlage
zur Schlusselung der Bundeslandausbauwerte auf Gemeindeebe-
ne. Das PVA-Potential entlang von Infrastrukturachsen wird in [79]
thematisiert, kann jedoch auf Grund der vereinfachten Betrachtung
und der starken regionalen Unterschiede nicht regionalisiert wer-
den. Bekannte Projekte entlang von Infrastrukturachsen werden in
den untersuchten Netzregionen berlcksichtigt.

Eine ausschlie3liche Umlegung nach Gebaude- und Freiflachen
fuhrt zu einer Uberschatzung des PVA-Potentials in stadtischen
Gemeinden, da divergente Eigentumsverhaltnisse, Verschattungs-
effekte oder auch konkurrierende Flachennutzungen, beispielswei-
se Solarthermie, unberucksichtigt bleiben. Zur Abbildung dieser
Problematik wird ein PVA-Gewichtungsfaktor Gpy, fir eine Ge-
meinde eingefuhrt. Dieser berlcksichtigt zum einen, dass mit stei-
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gender Gebaude- und Freiflache Aggr €in héheres Dachflachen-
potential fir PVA vorliegt. Zum anderen fiihrt die Beriicksichtigung
der Einwohnerzahl EW dazu, dass Gemeinden mit einer hohen
Gebéaudeflache pro Einwohner ein tendenziell hdheres PVA-
Potential zugewiesen wird. Hier wird unterstellt, dass aus einer
hoheren Gebaude- und Freiflaiche pro Einwohner auf eine hdhere
Einfamilienhausquote und damit auf ein hoheres PVA-Potential
geschlossen werden kann. Das Zubau-Potential von Freiflachen-
anlagen wird durch das Einbeziehen der Gemeindegesamtflache
Ages beriicksichtigt.

_ Acgr " Ages
GPVA - EW

Fir eine Gewichtung der Einflussfaktoren Aggr, Ages Und EW wer-
den die Exponenten a und ¢ zur Basis der Gesamtflache und der
Einwohnerzahl eingefiihrt. Dabei werden PVA-Zubauwerte fur die
untersuchten Netzregionen mit den Zubauprognosen der beteilig-
ten VNB verglichen. Die Parameter a« und ¢ werden so gewahlt,
dass die Abweichung minimal wird. Aus dem Abgleich folgt « = 0,5
und € = 0,5. Der PVA-Gewichtungsfaktor Gpy 4 definiert sich somit

Zu:
G = Aggr " AGes _ Acer - AZSs _ Ager
pva EWe EWOs5 EWD
mit der Einwohnerdichte EWD:
EWD = Ew
AGes

Zur Umlegung der Bundeslandwerte Pf/4:, auf die einzelnen

Gemeinden wird der Anteil einer Gemeinde Giya , an der Summe

aller Gewichtungsfaktoren ¥;Ggym; berticksichtigt. Damit ergibt

sich fiir jede Gemeinde k der folgende Prognosewert PS4 i vep:

PVA
Gem,k

PPVA _ PPVA .
Gem,k, NEP —  BLNEP Z GPVA
1Y Gem,i

Zur Validierung der Prognoseverteilung wird die Ausnutzung des
PVA-Potentials in stadtischen und landlichen Regionen verglichen.
Wird ein deutschlandweites PVA-Potential von 161 GWp ange-
nommen [66], kann fir jede Gemeinde gemalf’ ihrer Gebaude- und
Freiflachen ein lokales PVA-Potential abgeleitet werden. Nach der
Schlisselung der PVA-Prognose Uber den Gewichtungsfaktor
Gpya ergibt sich bis zum Jahr 2030 in den landlichen Regionen
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eine durchschnittliche Potentialausschopfung von ca. 63 % und in
den stadtischen Gebieten von 24 %. Auf Grund der hohen vorhan-
denen Flachenpotentiale fiir PVA wird keine Uberschreitung des
Zubau-Potentials innerhalb einer Gemeinde erreicht.

Bei den sekundaren Treibern werden ausschlie3lich die Ausbau-
werte fir den BMA- und KWKA-Zubau regionalisiert.

Im Rahmen der Studie wird davon ausgegangen, dass langfristig
die Biomassenutzung in Deutschland gleichmafiig entsprechend
der Flachenpotentiale verteilt ist. Fur die elektrische Energieum-
wandlung in BMA wird unterstellt, dass der Priméarenergietrager
gleichermal3en auf forstwirtschaftlich nutzbaren Flachen Ary gem k
und landwirtschaftlich nutzbaren Flachen A,y gem e €iner Gemein-
de k gewonnen wird und die Energieumwandlung in geographi-
scher Nahe erfolgt.

Zur Regionalisierung der BMA-Prognose P&, ygpp fiir eine Ge-
meinde k wird die bundesweite BMA-Prognose Pg}f{izp, mit dem
Anteil der Flachen Apy gemr Und Ay gemi an dem gesamtdeut-
schen Flachenpotential skaliert:

Arw.cemk + Arw Gemk BMA

DE,NEP

PEotaNEP = 1 A
em,k,
Zi LW,Gem,i Zi FW,Gem,i

Die Regionalisierung des fur Deutschland prognostizierten KWKA-
Zubaus PEP 4, wird anhand der Einwohneranzahl einer Gemeinde
EWgemx durchgefuhrt. KWKA-Prognosen in den Sektoren Indust-
rie, Gewerbe und Haushalt werden kumuliert regionalisiert. Dabei
wird im Rahmen der Studie grundsétzlich davon ausgegangen,
dass sich Industrie und Gewerbe mit den zugehérigen Warmesen-
ken dort befinden, wo die Bevélkerung in Deutschland konzentriert

ist. Damit ergibt sich fur jede Gemeinde k der folgende Prognose-

KWKA .
wert Peem k. NEP:

pEWKA — pKWKA EWgemk
Gem,k,NEP = I'DE NEP —Z EW
i Gem,i
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3.2 Regionalisierung der Treiber im
Bundeslanderszenario

Die Regionalisierung der Ausbauwerte im Bundeslanderszenario
erfolgt analog zu der des Szenario NEP B 2012. Bei gleichen Ver-
teilschliisseln fur die Regionalisierung von PVA und WEA ergeben
sich die in Tabelle 3.5 und Tabelle 3.6 aufgezeigten Bundesland-
werte auf Verteilnetzebene. Die Umlegung der Prognosen fiur PVA
und WEA auf Gemeindeebene flihrt zu keinen Potentialiberschrei-
tungen.

Tabelle 3.5 Verteilnetzanteil der WEA-Zubauwerte auf Bundeslandebene im
Bundeslanderszenario

Angaben in MW 2011-2015 2016-2020 2021-2030
Baden-Wirttemberg 1.525 1.430 1.430
Bayern 1.716 1.621 1.621
Brandenburg, Berlin 1.621 1.430 2.955
Hessen 953 1.049 2.955
Mecklenburg-Vorpommern 1.907 1.907 1.907
Niedersachsen, Bremen 3.718 3.718 3.718
Nordrhein-Westfalen 2.955 2.955 2.860
Rheinland-Pfalz 1.430 1.430 2.955
Saarland 286 286 286
Sachsen 286 286 286
Sachsen-Anhalt 1.239 1.144 1.239
Schleswig-Holstein, Hamburg 5.148 3.432 4.290
Thiringen 2.193 2.193 2.955

Bundesrepublik Deutschland 24.979 22.881 29.460
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Tabelle 3.6 Verteilnetzanteil der PVA-Zubauwerte auf Bundeslandebene im
Bundeslanderszenario

Angaben in MW 2011-2015 2016-2020  2021-2030
Baden-Wirttemberg 3.400 2.200 2.900
Bayern 5.100 3.300 4.200
Brandenburg, Berlin 1.600 900 700
Hessen 1.100 1.300 1.600
Mecklenburg-Vorpommern 1.100 600 1.000
Niedersachsen, Bremen 1.900 1.100 1.700
Nordrhein-Westfalen 2.000 1.300 1.700
Rheinland-Pfalz 2.000 1.200 1.500
Saarland 500 300 400
Sachsen 300 200 200
Sachsen-Anhalt 200 200 200
Schleswig-Holstein, Hamburg 300 1.100 2.100
Thiringen 1.000 500 1.500
Bundesrepublik Deutschland 20.500 14.200 19.700

3.3 lIdentifikation von reprasentativen
Netzgebietsklassen

Fur die weitere Analyse ist die Klassifizierung der Gemeinden in
Netzgebietsklassen (NGK) sinnvoll. Als Grundlage dienen die
Strukturmerkmale der Gemeinden sowie die heutige Situation und
zukinftige Entwicklung bei der Wind- und Solarenergienutzung.
Eine NGK kann eine Vielzahl merkmalsahnlicher Netzgebiete sub-
sumieren. Die Netze einer Netzgebietsklasse weisen bezuglich
mehrerer Merkmale nur eine geringe Streuung auf und kénnen in
verschiedenen Untersuchungsregionen auftreten.

3.3.1 Klassifizierung der deutschen Verteilnetze

nach Strukturmerkmalen

Zur Beschreibung der Lastsituation eines Netzgebietes werden
alle deutschen Gemeinden zundchst anhand des Strukturmerk-
mals Einwohnerdichte (EWD) analysiert. In [86] werden die Ge-
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meinden in drei Klassen aufgeteilt: landliche, halbstadtische und
stadtische Gebiete. Zur Erhéhung des Detailgrads wird eine feine-
re Unterteilung in funf Strukturklassen angesetzt, die wie in Tabelle
3.7 dargestellt durch die EWD definiert sind.

Tabelle 3.7 Zuordnung der Gemeinden in Strukturklassen
0 bis 149 7.807 67,8 %
150 bis 299 2.045 17,8 %
300 bis 499 820 7,1 %
500 bis 999 580 5,0%
grofRer 1000 264 2,3%

Die Vorsortierung der Gemeinden ist notwendig, da sie ein stark
pragendes Merkmal fiir die Beschreibung der Versorgungsaufgabe
auf Gemeindeebene ist. Im Rahmen der Clusteranalyse (s. Ab-
schnitt 3.3.2) wirden die Netzgebietsklassen ohne Vorsortierung
allein auf unterschiedlichen EWD basieren.

Die Strukturklasse A umfasst 67,8 % aller Gemeinden und weist
eine Einwohnerdichte von weniger als 150 EW/km? auf. Die Struk-
turklasse A ist folglich die landlichste der funf Strukturklassen. Die
Strukturklasse E mit einer EWD groRRer als 1000 Einwohnern/km?2
beschreibt folglich die am dichtesten besiedelten stadtischen Ge-
biete in Deutschland. Die Strukturklassenzuordnung der Gemein-
den ist in Abbildung 3.4 fiir Deutschland dargestellt.
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Abbildung 3.4 Strukturklassenzuordnung aller deutschen Gemeinden



Identifikation von Untersuchungsregionen

Nach der Klassifizierung der Gemeinden wird in jeder Struktur-
klasse eine Clusteranalyse anhand der Strukturmerkmale der Ge-
meinden sowie der zukinftigen Entwicklung bei der Wind- und
Solarenergienutzung durchgefihrt.

Das Ziel einer Clusteranalyse ist die Erzeugung einer Gruppen-
struktur in einer Menge von Objekten. Fir jedes Objekt ist eine
Menge von numerischen Merkmalen bekannt. Dabei werden die
Objekte derart klassifiziert, dass die Objekte der gleichen Klasse
maoglichst ahnlich und die Objekte verschiedener Klassen mdg-
lichst undhnlich sind. Fur die Durchfiihrung der Clusteranalyse
wird der partitionierende Modellansatz des K-Means-Verfahrens
nach [7] verwendet. Gemeinden kdnnen dabei als Punkte in einem
mehrdimensionalen Vektorraum aufgefasst werden. Fir jedes
Cluster kann ein Clusterzentrum identifiziert werden, welches als
reprasentativ fur alle enthaltenen Gemeinden angenommen wird.
Als Distanzmal3 dient die euklidische Distanz zwischen den ein-
zelnen Gemeinden und den Clusterzentren. [7] [48]

Da in der Studie sowohl der heutige Ausbauzustand als auch die
Entwicklung der primaren Treiber betrachtet werden, erfolgt die
Clusteranalyse in einem vierdimensionalen Raum.

Samtliche Merkmale sind aus Grunden der Vergleichbarkeit auf
die jeweilige Gemeindeflache bezogen. Fir jedes Merkmal wird
somit ein Leistungsdichtewert berechnet.

Diese Leistungsdichtewerte werden auf den deutschlandweiten
Leistungsdichtedurchschnitt des jeweiligen Energietragers im Jahr
2010 bezogen.

Die durchschnittliche PVA-Leistungsdichte aller Gemeinden be-
tragt 54,3 kW/kmz im Jahr 2010. Bei der WEA-Leistungsdichte fur
das Jahr 2010 ergibt sich ein Durchschnittwert von 94,8 kW/km?2,
Der Zubau von PVA und WEA innerhalb einer Gemeinde kann als
Vielfaches y des Bezugswertes im Jahr 2010 in Leistungsdichte-
klassen (LDK) abgebildet werden. In Tabelle 3.8 sind die Katego-
rien der LDK definiert.
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Tabelle 3.8 Kategorisierung der LDK
LDK Intervall von y Bedeutung
nv y <01 Pragung nicht vorhanden
g 0,1<y<06 geringe Leistungsdichte
d 0,6 <y<20 durchschnittliche Leistungsdichte
h 2,0<y <40 hohe Leistungsdichte
sh 40<y <50 sehr hohe Leistungsdichte
eh 50<y extrem hohe Leistungsdichte

Es wird festgelegt, dass eine NGK mindestens 2 % aller Gemein-
den umfasst, um einen reprasentativen Charakter des Clusters zu
gewabhrleisten. Die Anzahl der Cluster k ist bei den Strukturklassen
B, C, D, E kleiner als bei der Strukturklasse A.

Die genaue Vorgehensweise bei der Ermittlung der NGK innerhalb
einer Strukturklasse wird im Folgenden am Beispiel der landlichen
Strukturklasse A fir das Szenario NEP B 2012 dargestellt.

Clusteranalyse der Strukturklasse A fur das Szenario
NEP B 2012

Der landlich gepragten Strukturklasse A werden 7807 Gemeinden
zugeordnet. Aus dem vierdimensionalen Ergebnisraum der Clus-
teranalyse sind in Abbildung 3.5 die PVA- und WEA-
Leistungsdichten fir das Ausgangsjahr 2010 dargestellt. Die
Punktwolken reprasentieren die Gemeinden in den identifizierten
NGK, Kreuze markieren die identifizierten Clusterzentren. Uber-
schneidungen der Punktwolken oder der Clusterzentren in der
Abbildung resultieren aus der Reduktion des vierdimensionalen
Ergebnisraumes auf die zwei Dimensionen in der Darstellung.
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NGK in der Strukturklasse A fur das Szenario NEP B 2012 im Jahr
2010

Auf Grund der hohen Anzahl an Gemeinden innerhalb der Struk-
turklasse A werden Gemeinden mit einer Uberdurchschnittlichen
PVA- bzw. WEA-Leistungsdichte drei separaten Clustern zugewie-
sen. Somit ergibt sich eine stark windgepragte Netzgebietsklasse
A6 und eine stark photovoltaikgepragte Netzgebietsklasse A4.
Zudem kénnen 292 Gemeinden mit einer Uberdurchschnittlichen
PVA- und WEA-Leistungsdichte identifiziert werden. Diese werden
der Netzgebietsklasse A5 zugewiesen.

In Abbildung 3.6 sind die Gemeinden der Cluster A1, A2 und A3
mit einer unterdurchschnittichen PVA- und WEA-Leistungsdichte
dargestellt.
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Abbildung 3.6 NGK Al, A2 und A3 fiir das Szenario NEP B 2012 im Jahr 2010
(Ausschnitt aus Abbildung 3.5)

Der NGK A3 werden 519 Gemeinden zugeordnet, in denen bereits
heute WEA und PVA installiert sind. In den NGK Al und A2 waren
im Jahr 2010 noch keine WEA installiert, zudem weisen sie eine
ahnliche PVA-Pragung auf. Dementsprechend Uberlagern sich die
beiden NGK in der Abbildung 3.6. Der unterschiedliche Zubau von
WEA in den Gemeinden bis zum Jahr 2030 fuhrt zur Bildung der
zwei NGK, wie in Abbildung 3.7 deutlich wird. Durch die Zuwei-
sung der regionalisierten Ausbauwerte erreichen Gemeinden mit
einer heute unterdurchschnittichen WEA- und PVA-Pragung im
Jahr 2030 Leistungsdichten, die einem Vielfachen des heutigen
deutschlandweiten Durchschnitts aller Gemeinden entsprechen.

In Abbildung 3.8 ist die zuklnftige Entwicklung der WEA- und
PVA-Leistungsdichte in allen Gemeinden der Strukturklasse A
zusammengefasst.
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Abbildung 3.7 NGK Al, A2 und A3 fiir das Szenario NEP B 2012 im Jahr 2030
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Abbildung 3.8 NGK in der Strukturklasse A fur das Szenario NEP B 2012 im Jahr

2030
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3.3.3 Ergebnisse der Clusteranalyse fur das

Tabelle 3.9

Szenario NEP B 2012

Insgesamt werden in der Clusteranalyse fir das Szenario
NEP B 2012 elf NGK identifiziert. Innerhalb der stadtisch geprag-
ten Strukturklassen D und E lassen sich keine signifikanten Unter-
schiede hinsichtlich der Entwicklung der Wind- und Solarenergie-
nutzung und des heutigen Ausbauzustands identifizieren. Damit
ergibt sich in diesen Strukturklassen jeweils nur eine Netzgebiets-
klasse, die ausschlieRlich durch die Einwohnerdichte der Gemein-
den charakterisiert ist.

Das Ergebnis der Clusteranalyse in den funf Strukturklassen fur
das Szenario NEP B 2012 ist in Tabelle 3.9 dargestellt. Die Koor-
dinaten der Clusterzentren werden als Vielfaches des deutsch-
landweiten ~ Durchschnittswerts  fur  PVA-  und  WEA-
Leistungsdichten im Jahr 2010 angegeben.

Die Gemeindezuordnung zu den NGK wird in Abbildung 3.9 ge-
zeigt. Die WEA- und PVA-Leistungsdichten fur die Jahre 2010 und
2030 sind, bezogen auf die durchschnittlichen Leistungsdichtewer-
te aus 2010, in Abbildung 3.10 bis Abbildung 3.13 dargestellt.

Koordinaten der Clusterzentren aller identifizierten NGK im
Szenario NEP B 2012

y PVA [p.u.] y WEA [p.u.]

NGK Anzahl

2010 2030 2010 2030
Al 956 0,3
A2 3.789 0,2
A3 519 0,3
A4 1.459
A5 292
A6 792
B1 1.600
B2 445
c1 820
D1 580

E1l 264
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Abbildung 3.9 Verteilung der NGK in Deutschland im Szenario NEP B 2012
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Abbildung 3.10 WEA-Leistungsdichteverteilung in Deutschland fur das Szenario

NEP B 2012 im Jahr 2010
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NEP B 2012 im Jahr 2030

WEA-Leistungsdichteverteilung in Deutschland fur das Szenario
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Abbildung 3.12 PVA-Leistungsdichteverteilung in Deutschland fur das Szenario
NEP B 2012 im Jahr 2010
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Abbildung 3.13 PVA-Leistungsdichteverteilung in Deutschland fir das Szenario
NEP B 2012 im Jahr 2030
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3.3.4 Ergebnisse der Clusteranalyse fir das

Tabelle 3.10

Bundeslanderszenario

Insgesamt werden in der Clusteranalyse fir das Bundeslan-
derszenario elf NGK identifiziert. Die Zuordnung der Gemeinden
zu repréasentativen Clusterzentren &ndert sich im Vergleich zum
Szenario NEP B 2012 nur geringfligig.

Das Ergebnis der Clusteranalyse in den funf Strukturklassen fur
das Bundeslanderszenario ist in Tabelle 3.10 dargestellt. Die Ko-
ordinaten der Clusterzentren werden als Vielfaches des deutsch-
landweiten ~ Durchschnittswerts  fur  PVA-  und  WEA-
Leistungsdichten im Jahr 2010 angegeben. Die Karten mit den
PVA- und WEA-Leistungsdichten in den Gemeinden sowie den
Netzgebietsklassen befinden sich im Anhang 9.1.

Koordinaten der Clusterzentren aller identifizierten NGK im
Bundeslanderszenario

y PVA [p.u.] y WEA [p.u.]

NGK Anzahl

2010 2030 2010 2030
Al 1.102 0,3
A2 3.643 0,2
A3 519 0,3
Al 1.459
A5 292
A6 792
B1 1.588
B2 457
C1 820
D1 580

E1 264




|dentifikation von Untersuchungsregionen

3.4 Bildung von Untersuchungs-
regionen

Auf Grundlage der identifizierten NGK werden in den Versor-
gungsgebieten der beteiligten VNB Untersuchungsregionen aus-
gewahlt. Dabei wird darauf geachtet, dass jede NGK ausreichend
reprasentiert wird. Die Versorgungsgebiete der an der Studie teil-
nehmenden VNB sind in Abbildung 3.14 eingefarbt und decken
einen Grofdteil des deutschen Verteilnetzes ab. Die Darstellung
des Versorgungsgebietes basiert auf den Netzgebieten in der Nie-
derspannung.

Copyright Kartengrundlage: Lutum+Tappert

Abbildung 3.14 Niederspannungsnetzgebiete der an der Studie beteiligten VNB
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Innerhalb des Versorgungsgebiets eines VNB werden unter Be-
ricksichtigung der identifizierten NGK Gemeinden ausgewahlt und
zu Untersuchungsregionen zusammengefasst. Besonders geeig-
net sind Gemeinden, die nhah am reprasentativen Clusterzentrum
liegen. Da eine NGK in unterschiedlichen Regionen Deutschlands
auftreten kann, wird zuséatzlich darauf geachtet, jede Netzgebiets-
klasse mehrfach in verschiedenen Versorgungsgebieten zu unter-
suchen. So kénnen neben den in der Clusteranalyse berlicksich-
tigten Merkmalen Lastdichte, Erneuerbare-Energien-Einspeisung
und Erneuerbare-Energien-Prognose auch weitere regionale Un-
terschiede identifiziert und in der Analyse einer Untersuchungsre-
gion berlcksichtigt werden. Dabei werden somit beispielsweise
historisch bedingte Netzstrukturen, Netzausbauzustinde und un-
terschiedliche Planungsgrundsétze der VNB bericksichtigt und die
spezifischen regionalen Pragungen dadurch in den NGK heraus-
gemittelt.

Die Anzahl der untersuchten Gemeinden in den identifizierten Un-
tersuchungsregionen variiert in Abhangigkeit der Netzebene. Be-
dingt durch die Netztopologie der 110-kV-Netzebene ist es bei-
spielsweise erforderlich, groRRrdumige Netzstrukturen mit einer
hohen Anzahl unterlagerter Gemeinden zu betrachten.

Die Netzgebietsklassen ermoglichen die Hochrechnung von Er-
gebnissen aus den Untersuchungsregionen auf grol3ere Netzge-
biete, auch wenn diese nicht vollstandig untersucht werden. Daher
ist es im Anschluss an die Netzanalyse der Studie moglich, die
Ausbauwerte je Spannungsebene auf das gesamte deutsche Ver-
teilnetz hochzurechnen. Dabei werden je nach GréRRe des unter-
suchten Netzgebiets zwei Falle unterschieden.

In NS-Netzen und stadtischen MS-Netzen ist das untersuchte
Netzgebiet kleiner oder gleich dem Gemeindegebiet. Um das Er-
gebnis einer Untersuchung auf das gesamte Gemeindegebiet
hochzurechnen, muss daher der untersuchte Anteil der Gemeinde
bestimmt werden. Dieser ergibt sich aus dem Verhdltnis von
Transformatorsummenleistung (ONS in NS, UW in MS) des unter-
suchten Netzgebiets zur Transformatorsummenleistung der Ge-
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meinde. Anhand des ermittelten Anteils wird das Ergebnis fir das
gesamte Gemeindegebiet errechnet.

Ein untersuchtes HS- oder landliches MS-Netzgebiet ist groRRer als
ein Gemeindegebiet. Einem UW sind somit mehrere Gemeinden
oder Gemeindeteile unterlagert. Folglich muss das ermittelte Er-
gebnis fir ein untersuchtes UW anteilig auf die unterlagerten Ge-
meinden verteilt werden. Verantwortlich fur den Netzausbau im
UW-Gebiet ist der Zubau von DEA. Daher wird der Anteil der Zu-
bauprognosen einer jeden Gemeinde an den Zubauprognosen des
UW berechnet. Dieser Anteil wird zur verursachungsgerechten
Umlegung der Ergebnisse fur das UW-Gebiet auf die Gemeinden
verwendet.

Durch Division der Summe aller Gemeindeausbauwerte derselben
NGK durch die Summe aller Gemeindeflachen dieser NGK ergibt
sich ein gemittelter, flachennormierter Ausbaubedarf fir diese
NGK.

Durch die beschriebene Methodik ist es mdglich, tUber die Auftei-
lung der Gemeinden in NGK ein Ergebnis fur das deutsche Ver-
teilnetz oder das Verteilnetz einzelner Bundeslander zu errechnen.
Dazu muss zunachst die Flache einer jeden Gemeinde mit dem
gemittelten, flachennormierten Ergebniswert der zugehdrigen NGK
multipliziert werden. Die Summe Uber alle resultierenden Gemein-
deergebnisse ergibt das Ergebnis fiur Deutschland.

Um ein Ergebnis fir ein Bundesland zu bestimmen, muss die
Summe aller resultierenden Ergebnisse der Gemeinden des be-
trachteten Bundeslandes gebildet werden. Hierbei ist zu beachten,
dass die NGK-Ergebnisse keine spezifischen Bundeslandergeb-
nisse sind, sondern Uber alle Untersuchungsgebiete in Deutsch-
land gemittelt wurden. Regionale Spezifika kbnnen somit tber die
NGK nicht mehr ihren Ursprungsregionen zugeordnet werden.
Somit ist die Genauigkeit der Bundeslandergebnisse gegenuber
den Ergebnissen fur Deutschland stark eingeschrank.

Bei der Analyse der NS- und MS-Ebene in einer Netzregion wer-
den zwei unterschiedliche Ansatze fir die Berechnung des Netz-
ausbedarfs verwendet (vgl. Kapitel 5). Fur die Hochrechnung wird
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der Mittelwert aus den Ergebnissen beider Untersuchungsmetho-
den gebildet.

Die Versorgungsaufgabe in Deutschland ist durch regionale
Merkmale wie Einwohnerdichte, installierte WEA- oder PVA-
Leistung gepragt. Zur Abschatzung des Netzausbaubedarfs fir
Deutschland werden Netzgebietsklassen identifiziert, die typische
Versorgungsaufgaben als Cluster im Datenraum der Versorgungs-
aufgabe représentieren. Als Datengrundlage fir die Clusteranalyse
der Gemeinden werden ausschlie3lich offentlich verfigbare und
durchgéngig fur Deutschland vorliegende Daten verwendet. Die
Datenbasis bilden dabei [58] und [84].

Es ist erforderlich, dass die Regionalisierung der Treiberwerte zu
den Netzstrukturen des Verteilnetzes passt. Die Versorgungsauf-
gabe der Niederspannungsnetze definiert sich aus der zu versor-
genden Gemeinde. Mittelspannungsnetze kénnen einzelne oder
mehrere Gemeinden versorgen. Hochspannungsnetze versorgen
in der Regel gemeindelbergreifende Strukturen. Die Versor-
gungsaufgabe an den HS-Netzknoten wird durch die unterlagerte
Gemeindestruktur bestimmt. Die Regionalisierung wird auf Ge-
meindeebene durchgefiihrt, da die Anderung der Versorgungsauf-
gabe aus eben genannten Griinden auf allen Netzebenen am
sinnvollsten beschrieben werden kann.

Ein wichtiges Kriterium flir die Beschreibung der Gemeindestruktur
und der zugehorigen Versorgungsaufgabe ist die Einwohnerdichte.
Diese ist ein so stark prdgendes Merkmal, dass sie nicht direkt in
die Clusteranalyse einflie3t, sondern eine Vorsortierung der Ge-
meinden notwendig macht. In der Clusteranalyse wirden die
Netzgebietsklassen andernfalls allein durch die Einwohnerdichte
und nicht durch die Entwicklung von DEA definiert sein.

In Kapitel 2 sind als primare Treiber der Versorgungsaufgabe PVA
und WEA identifiziert worden. Anhand des aktuellen Ausbauzu-
standes und der Entwicklung bis zum Jahr 2030 dieser Merkmale
wird eine Clusteranalyse durchgefiihrt. Die sekundaren Treiber
kénnen den Gemeinden gesondert zugeordnet werden. Dabei wird
zum Beispiel die regionale Lastentwicklung nicht berlicksichtigt, da
sie gegeniber den Treibern der Erneuerbaren Energien, die in
dieser Studie untersucht werden sollen, weit geringer ausfallt.
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Da offentlich verfiigbare Daten nicht durchgangig vorliegen, die
Prognosen fir die Entwicklung von DEA auf Gemeindeebene ab-
bilden, basiert die Regionalisierung der Treiber Solar- und Wind-
energienutzung auf den bundeslandspezifischen Ausbauprogno-
sen und den heutigen Flachennutzungen. Dabei ist insbesondere
die Regionalisierung auf Bundeslander Uber die eigenen Lander-
prognosen mit einer grol3en Unsicherheit verbunden, da diese
stark von politischen Rahmenbedingungen gepragt sind.

Die ausschlie3liche Beriicksichtigung von Dach- und Freiflachen-
potentialen fuhrt zu einer vergleichsweise starken Zunahme der
PVA in den Netzgebietsklassen mit hoher Einwohnerdichte, also
den stadtischen Gebieten. Aus der Literatur sind keine Ansétze
oder Untersuchungen bekannt, die in Stadt- und Landverteilungen
bezlglich PVA-Zubaus unterscheiden. Um der heute ersichtlichen
Entwicklung eher im landlichen Bereich Rechnung zu tragen, wur-
de ein entsprechender Verteilschlissel erarbeitet, der einen landli-
chen Ausbau starker beriicksichtigt. Uber diesen Schliissel wird in
Gemeinden mit hoher Einwohnerdichte bzw. mit daraus resultie-
render, geringerer Gebaudeflache pro Einwohner die zugewiesene
PVA-Leistungsdichte reduziert. In landlichen Gebieten mit geringe-
rer Einwohnerdichte resultiert folglich eine hohere PVA-
Leistungsdichte. Der Verteilschliissel wurde anhand der durch die
VNB bereitgestellten Prognosen plausibilisiert.

Die Regionalisierung der WEA-Ausbauwerte erfolgt tUber die ver-
fugbaren Landwirtschaftsflachen einer Gemeinde. Die Methodik
berticksichtigt somit keine Prifung auf tatsachliche und wirtschaft-
liche Nutzbarkeit der Flachen. Auch flieRen Windeignungsflachen
der regionalen Planungsgesellschaften nicht in die Methodik ein,
weil deutschlandweit keine einheitlichen Daten zur Verfligung ste-
hen. Daher wird die Prognose in den Gemeinden gleichmafgig ver-
teilt und lokale Verdichtungen bleiben unbertcksichtigt. Im Rah-
men der Analyse in den Untersuchungsregionen werden jedoch
anhand von Kartenmaterial geeignete Freiflachen und damit
Standorte fUr die Errichtung von WEA in den Gemeinden identifi-
ziert. Somit finden die im Rahmen der Methodik zur Bestimmung
von Netzgebietsklassen nicht erfassten regionalen Besonderheiten
in der netztechnischen Bewertung Berticksichtigung.

Zusatzlich zu den primaren Treibern werden die Ausbauwerte der
sekundaren Treiber KWKA und BMA, ebenfalls auf Gemeindeebe-
ne regionalisiert. Aufgrund ihres geringen Einflusses auf die Ver-
sorgungsaufgabe werden diese jedoch nicht als Eingangsgrof3en
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fur die Clusteranalyse bericksichtigt. Die Regionalisierung von
BMA und KWKA erfolgt anhand der verfligbaren Landwirtschafts-
flachen bzw. der Einwohnerzahl auf Gemeindeebene. Dabei bleibt
bei der Regionalisierung von KWKA weitestgehend unbericksich-
tigt, dass insbesondere in Ballungsgebieten Fernwarmenetze vor-
handen sind. Damit kann es durch die angewandte Verteilung zu
einer lokalen Uberschatzung des KWKA-Potentials kommen, wenn
die eingesetzten Anlagen nicht in den Verteilnetzen angeschlos-
sen werden. Andere Schlissel zur regionalen Verteilung von
KWKA-Potentialen sind jedoch aus Studien nicht bekannt.

Sind die einzelnen Daten fur Struktur und Versorgungsaufgabe
sowie die Prognosen der Erneuerbaren Energien den Gemeinden
zugeordnet, mussen hieraus reprasentative Netzgebietsklassen
ermittelt werden. Da im Analyseschritt flr jede Netzgebietsklasse
mehrere reprasentative Netze aus mehreren Untersuchungsregio-
nen gerechnet werden, ist die Anzahl der gebildeten Netzgebiets-
klassen ein Kompromiss aus Detaillierungsgrad und Handhabbar-
keit.

Die Netzgebietsklassenbildung erfolgt anhand des Eingangsdaten-
raums aus Einwohnerdichte sowie heutiger und zukunftiger Solar-
und Windenergienutzung, da dieses die wesentlichen Einflussfak-
toren sind. Hierzu findet zunachst eine Voraufteilung in funf Struk-
turklassen A bis E nach der Einwohnerdichte der Gemeinden statt,
wodurch eine Aufteilung in stadtische (C, D und E) und landliche
Gebiete (A, B) erzielt wird. Die Aufteilung ist derart gewahlt, dass
von hoher bis zu niedriger Einwohnerdichte in jeder Strukturklasse
mehr Gemeinden enthalten sind. Mehrere Strukturklassen sind
sinnvoll, da insbesondere viele landliche Gemeinden unterschied-
liche Charakteristiken aufweisen, wohingegen die wenigen Grof3-
stadte eine ahnliche Charakteristik haben. Innerhalb der Struktur-
klassen werden mittels Clusteranalyse insgesamt elf Netzgebiets-
klassen ermittelt. Die Strukturklasse A ist mit sechs Netzgebiets-
klassen (Al bis A6) feiner aufgelOst als die anderen Strukturklas-
sen. Dies ist sinnvoll, da sich im landlichen Raum bei schwéacheren
Netzen die Veranderung der identifizierten Treiber wesentlich star-
ker auswirkt. Des Weiteren decken die Netzgebietsklassen der
Strukturklasse A mehr als zwei Drittel der deutschen Flache ab
und haben somit groRen Einfluss auf den Verteilnetzausbaubedarf.
AbschlieRend missen Untersuchungsregionen festgelegt werden,
um damit Netzdaten fir die jeweiligen Netzgebietsklassen bereit-
zustellen. Jede Netzgebietsklasse muss durch mehrere Gemein-
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den in regional unterschiedlichen Untersuchungsregionen repré-
sentiert sein. Bei der konkreten Auswahl der Untersuchungsge-
meinden ist jedoch darauf zu achten, dass reprasentative Ge-
meinden verwendet werden. Reprasentativ bedeutet hierbei, dass
die Versorgungsaufgabe der ausgewahlten Gemeinde nicht einem
Extremfall entspricht, sondern idealer Weise in der Ndhe des Clus-
terschwerpunktes liegt, d.h. die typischen Eigenschaften der Netz-
gebietsklasse besitzt.

Der Netzausbaubedarf der berechneten Netze wird als reprasenta-
tiv fur alle Gemeinden derselben Netzgebietsklassen angenom-
men. Fir bestimmte Regionen, Bundeslander oder ganz Deutsch-
land kann anhand der bekannten Durchmischung aus Netzge-
bietsklassen eine Hochrechnung des Netzausbaubedarfs durchge-
fuhrt werden. Ein Umrechnen der Endergebnisse der Hochrech-
nung auf kleine Gebiete mit wenigen Netzgebietsklassen ist im
Vergleich zu Regionalstudien nicht mehr aussagekréftig. Dabei
gehen lokale Spezifika, die bei der Bildung von NGK berticksichtigt
werden, durch Mittelwertbildung verloren.

Kernaussagen

Die deutschlandweiten, priméaren Treiber wurden auf die Gemein-
den umgerechnet, um die Entwicklung der Versorgungsaufgabe zu
definieren. Die Gemeinden wurden mittels einer Clusteranalyse elf
Netzgebietsklassen zugeordnet, die durch spezifische Versor-
gungsaufgaben gepragt sind.

Die Untersuchungsregionen decken diese Netzgebietsklassen
derart ab, dass flur jede Netzgebietsklasse Netzdaten von unter-
schiedlichen Verteilnetzbetreibern erhoben werden kdnnen. Hier-
durch ist sichergestellt, dass sich reprasentative Durchschnittser-
gebnisse fur die Netzgebietsklassen ergeben.

Aus den untersuchten Gemeinden aller Netzgebietsklassen kann
der Netzausbedarf fur Deutschland hochgerechnet werden.

Da das Verfahren auf der Durchmischung von Untersuchungen in
vielen Gebieten basiert, ist ein Umrechnen auf kleine Gebiete mit
wenigen Netzgebietsklassen nicht mdglich, da sich hierbei starke
Abweichungen gegenuber den lokalen Gegebenheiten ergeben.
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4.1.1

Planungs- und
Ausbaugrundsatze

Leitgedanken

Fur die Studie werden realistische Planungsgrundsatze und stan-
dardisierte realitatsnahe Netzausbauvarianten definiert, die dem
heutigen Stand der Technik entsprechen und die den Netzanaly-
sen der Studie zu Grunde liegen. Die netzplanerischen und norma-
tiven Vorgaben sind hierbei streng von Betriebsgrundsatzen und
den monetéaren Risikobetrachtungen des Asset Managements zu
trennen. Der Netzbetrieb bendtigt zwingend ausreichende Reser-
ven, die durch die Planungsgrundsatze sichergestellt werden mus-
sen. Technische und betriebliche Flexibilititen wie temporare Ab-
weichungen von planerischen Auslegungsgrenzen unterliegen den
Betriebsentscheidungen und kénnen die zeitliche Planung im As-
set Management beeinflussen, jedoch nicht fir die Planung ver-
wendet werden.

NS-/MS-Planungsgrundsatze

Zu Beginn werden Netzstrukturen der NS- und MS-Ebene darge-
stellt und die Ausloser fur Netzverstarkungsmafnahmen aufge-
zeigt. Nachfolgend werden verschiedene Netzausbauvarianten
diskutiert.

Netzformen der NS- und MS-Ebene

NS- und MS-Netze werden als Strahlennetze, offene Ringe, ge-
schlossene Ringe, Maschennetze, Tripelnetze, Stitzpunktnetze
oder Liniennetze geplant. Neben diesen Reinformen, die in Abbil-
dung 4.1 dargestellt sind, gibt es Mischformen und Auspragungs-
varianten, die allerdings auf die Grundformen zurtickgefihrt wer-
den kénnen. [70]
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Strahlennetz Offener Ring Geschl. Ring Maschennetz  Tripelnetz Liniennetz Stutzpunktnetz

Abbildung 4.1

Transformator Kabel- bzw. Freileitungsstrecken
Sammelschiene Offene Trennstelle

Typische NS- und MS-Verteilnetzstrukturen

Die im Normalbetrieb zuldssige Belastung der Strange und Trans-
formatoren wird wesentlich durch das genutzte Betriebskonzept
beeinflusst. Abgesehen vom Strahlennetz kann mit den verschie-
denen Netzstrukturen eine (n-1)-sichere Versorgung der Verbrau-
cher erreicht werden. Daher muss fir den (n-1)-Fall eine ausrei-
chende Reserve bereitgehalten werden.

Im Folgenden werden die im Rahmen der Studie angesetzten ma-
ximal zulassigen Betriebsmittelbelastungen sowie weitere Ursa-
chen fur Netzverstarkungsmal3nahmen spezifiziert.

Die (n-1)-sichere Versorgung der Verbraucher in der MS ist ein
angewandter Planungsgrundsatz. Daher muss fir den (n-1)-Fall
eine ausreichende Reserve bereitgehalten werden. Hierzu wird bei
HS/MS-Transformatoren, MS-Kabeln und MS-Freileitungen im
(n-1)-Fall kurzzeitig eine Belastung von 120 % der Bemessungs-
scheinleistung bei Last (Belastungsgrad m = 0,7) zugelassen. Aus
der maximal zulassigen Belastung im (n-1)-Fall folgt fir den Nor-
malbetrieb eine maximal zulassige Belastung von 60 %.

Der (n-1)-sichere Netzanschluss von DEA ist derzeit kein Pla-
nungsgrundsatz. Im Riuckspeisefall wird im ungestorten Betrieb
somit bei HS/MS-Transformatoren, MS-Kabeln und MS-
Freileitungen eine maximal zulassige Belastung von 100 % zuge-
lassen. Im (n-1)-Fall werden alle DEA vom Netz getrennt, um eine
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HS/MS

Abbildung 4.2

Uberlastung von Betriebsmitteln durch Riickspeisung zu vermei-
den und die Versorgung der Verbraucher sicherzustellen. In die-
sem Fall sind vom VNB keine Entschadigungszahlungen an die
Betreiber der DEA zu entrichten, da durch diese MaRnahme nach
EnWG? die Sicherheit und Zuverlassigkeit der Energieversorgung
gewabhrleistet wird. Fur die MalBnhahme muss eine Ansteuerbarkeit
der Anlagen durch den VNB vorhanden sein. Dies wird in der Stu-
die angenommen, um den Netzausbau gering zu halten.

Der (n-1)-sichere Anschluss von Verbrauchern und DEA ist in der
NS kein angewandter Planungsgrundsatz. Daher konnen die
MS/NS-Transformatoren, NS-Kabel und NS-Freileitungen sowohl
im Starklast- als auch im Ruckspeisefall bis 100 % der Bemes-
sungsscheinleistung belastet werden.

Zusammenfassend sind in Abbildung 4.2 die zulassigen Betriebs-
mittelbelastungen am Beispiel eines offenen MS-Rings und eines
unterlagerten NS-Strahlennetzes fur den ungestorten Betrieb dar-
gestellt.

Starklast Ruckspeisung
HS/MS - max. 60% max. 100%
Transformator
MS - Kabel max. 60% max. 100%
MS/NS - max. 100% max. 100%
Transformator
NS - Kabel max. 100% max. 100%

MS/NS

Zulassige Betriebsmittelbelastungen im ungestorten Netzbetrieb

% §14 Abs. 1 EnWG: Energiewirtschaftsgesetz vom 7. Juli 2005 (BGBI. |
S. 1970, 3621), das zuletzt durch Artikel 2 des Gesetzes vom 16. Januar
2012 (BGBI. | S. 74) geéndert worden ist
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Tritt eine Grenzwertuberschreitung der zuldassigen Betriebsmittel-
belastung auf, werden Netzverstarkungsmalnahmen durchge-
fuhrt.

Neben der thermischen Belastung ist die Spannungsanderung der
zweite malfgebliche Auslegungsparameter. Das 3 %- und 2 %-
Spannungskriterium der Anschlussrichtlinien fir DEA im NS- und
MS-Netz wird haufig als technische Grenze der Netzaufnahmefa-
higkeit fir DEA bezeichnen [63]. In [88] wird diesbezuglich folgen-
de Formulierung verwendet:

.Im ungestorten Betrieb des Netzes darf der Betrag der von allen
Erzeugungsanlagen (mit Anschlusspunkt in der Niederspannung)
verursachten Spannungsanderung an keinem Verknipfungspunkt
in einem Niederspannungsnetz einen Wert von 3 % gegenuber der
Spannung ohne Erzeugungsanlagen tberschreiten.”

Die vom BDEW im Jahr 2008 erstellte Richtlinie flir Erzeugungsan-
lagen am MS-Netz nutzt eine identische Formulierung, lasst aller-
dings eine Spannungséanderung von lediglich 2 % in der MS zu
[32]. Durch die VDE AR 4105 und die BDEW-Richtlinie wird somit,
wie in Abbildung 4.3 dargestellt, eine entkoppelte Bewertung der
NS- und MS-Ebene ermdglicht.

Ein Uberschreiten des 2 %- bzw. 3 %-Spannungskriteriums stellt
somit einen weiteren Grund fur Netzverstarkungsmalinahmen dar.

HS/MS
- !
7N
]
nNPD
_— | Max. 3%
ax. 27 Spannungséanderung
Spannungsanderung . im NS-Netz
; im rl]\/ll\S/sl-SNt[e)téA m | 7 durch NS-DEA
urch MS-DEA 4 I\ / (VDE-AR-N 4105) .
(BDEW-Richtlinie) | | // | mEn Inn gue
,i\ /l\ , ! T
/
/
- 7 T
Y s inn gan
1]
s MS/NS L
/

Abbildung 4.3

Zulassige Spannungsanderungen bei Anschluss von DEA in der
NS und MS [32] [88]
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Die EN 50160 beschreibt die Mindestanforderungen an die Span-
nungsqualitdt beim Verbraucher. Die zulassige Spannungsande-
rung beim NS-Endkunden betragt nach EN 50160 Uy £10 % der
Nennspannung. Das Spannungsband von Uy +10 % wird vom
VNB auf die NS- und die MS-Ebene aufgeteilt [71].

In dieser Studie wird fur die Basisvarianten folgende Aufteilung
des Spannungsbandes festgelegt:

4 % fur die NS-Ebene

+2 % fur die MS/NS-Umspannebene

+4 % fir die MS-Ebene
Hierbei wird der Spannungsabfall in der MS/NS-Umspannebene
eher hoch angesetzt. Die Stromkompoundierung der HS/MS-
Transformatoren sowie die statische Anpassung der Stufung der
MS/NS-Transformatoren werden im Rahmen der Studie implizit
durch idealisierte Spannungswertvorgaben aus den hdheren
Spannungsebenen abgebildet. Reserven fiur unsymmetrische Be-
lastungen und Messungenauigkeiten werden nicht explizit berlck-
sichtigt. In Summe sind somit realistische, den Normen entspre-
chende, Planungsgrundlagen definiert.
Eine Verletzung des Spannungsbandes von Uyx10 %, unter Be-
ricksichtigung der Aufteilung auf die Spannungsebenen, stellt ei-
nen weiteren Ausloser fir Netzverstarkungsmaf3nahmen dar.

Im Folgenden werden die zuvor beschriebenen Ursachen fir
Netzausbaumafnahmen fir die Spannungsebenen zusammenge-
fasst:

1. Prifung: Betriebsmitteliiberbelastung
2. Prifung: 2 %/3 %-Spannungskriterium [32] [88]
3. Prifung: Uy £10 % [71]

Nachfolgend werden die Standard-NS-Netzausbauvarianten am
Beispiel von NS-Strahlennetzen dargestellt. Bei der Darstellung
der Standard-Netzausbauvarianten wird ein einheitlicher Kabel-
guerschnitt unterstellt. Die Standard-Netzausbauvarianten kdnnen
auf andere Netzstrukturen tGbertragen werden.



Planungs- und Ausbaugrundsatze

Der Zubau von DEA in der NS-Ebene kann durch die Rickspei-
sung elektrischer Leistung zu einer kritischen Belastung oder kriti-
schen Spannung in einzelnen NS-Stréangen fuhren. Im Rahmen
der Standardausbauvarianten der Studie wird eine Kkritische
Strangbelastung durch eine Parallelleitung tber die halbe Strang-
lange behoben. Bei kritischen Spannungsverhaltnissen kommt
eine Parallelleitung tber zwei Drittel der Strangl&dnge zum Einsatz.
Der NS-Strang wird durch Einfligen einer Trennstelle in zwei unkri-
tische NS-Strange Uberfihrt. Die Realisierung einer NS-
Parallelleitung ist in Abbildung 4.4 dargestellit.

\kritische Belastung kritische Spannung ,
MS-Netz MS-Netz
0GB EBEBEBEBEBWBIEG 0GB EEBEBEBBEBIEG
MaRnahme: Parallelleitung Gber halbe Lange MaRnahme: Parallelleitung Gber 2/3 der Lange
MS-Netz MS-Netz !
0GB EBEBEBEBEBWBIEG 0BG EEBEBEBBEBIEG
Abbildung 4.4 NS-Netzverstarkung durch partielle Parallelleitung

Eine kritische Strangbelastung tritt bei homogen verteilten DEA
identischer Leistungsklasse am ersten Leitungsabschnitt nach
dem Abgangsfeld einer ONS auf. Fur diesen Fall wird durch die
Parallelleitung Uber die halbe Stranglange eine gleichmaRliige Ver-
teilung des Leistungsflusses auf den urspriinglichen Abgang und
den zusétzlichen Parallelabgang erreicht. Somit steht sowohl auf
den urspringlichen Abgang als auch auf den zusatzlichen Paral-
lelabgang ausreichend Anschlusskapazitat fur weitere DEA zur
Verfligung. Bei gleichen Rahmenbedingungen treten Spannungs-
bandverletzungen am Ende eines Stranges auf. Durch eine Paral-
lelleitung Uber zwei Drittel der Stranglange wird der Leistungsfluss
Uber die Langsimpedanz reduziert und die Langsimpedanz insbe-
sondere bei Minderquerschnitten im urspringlichen Strang deut-
lich reduziert.

Fidhrt der Zubau von DEA in der NS-Ebene durch die Rickspei-
sung zu einer kritischen Belastung oder kritischen Spannung bei
mehreren r&umlich benachbarten NS-Stréangen einer ONS, wird
eine zusatzliche Abspannung aus der MS-Ebene eingerichtet. Da-
zu werden die kritischen NS-Strange bei der halben Stranglange
aufgetrennt und mit der neuen ONS, wie in Abbildung 4.5 darge-
stellt, verbunden.
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\ kritische Belastung kritische Spannung,
\GGGGGGGGGG GGGGGGGGGG,
MS-Netz MS-Netz
0GB EBEBEBEGEBIG 600EEBBEBEBEBEBEB G
0GB EBEBEBEBEBEBIG 600G GEEBEBBEBEBEEG
MaBnahme: Zusétzliche Abspannung aus MS MaRnahme: Zusétzliche Abspannung aus MS
(OlONONONOM (Sl(Cl(c)(c)X(C; [Ol(ONOl(c)A(c
MS-Netz MS-Netz 9LHLE
600BBBEB (VBB G 0GB EBE (BB WBIEG
0GB BGB BB E 60EEEBBG BB WBIEG
Abbildung 4.5 NS-Netzverstarkung durch zusatzliche Abspannung

Die Rickspeisung von DEA (Anschluss in der NS-Ebene) kann zu
einer kritischen Belastung der MS/NS-Transformatoren fihren.
Sofern die kritische Belastung bei einem Transformator mit gerin-
ger Nennleistung auftritt, wird dieser durch einen Standard-
Transformator héherer Nennleistung ersetzt. Wird durch den wei-
teren Zubau von DEA auch bei dem Ersatztransformator eine Kriti-
sche Belastung erreicht, so wird ein weiterer Standard-
Transformator parallel installiert.

Nachfolgend werden Standard-MS-Netzausbauvarianten am Bei-
spiel von offenen MS-Ringen dargestellt. Diese kdnnen wie in der
NS auf andere Netzformen lbertragen werden.

Die Ruckspeisung von DEA kann bei hoher lokaler Anlagendichte
in der MS-Ebene zu einer kritischen Strangbelastung oder kriti-
schen Spannung fuhren. Sofern die kritische Strangbelastung oder
Strangspannung beim Netzkonzept des offenen MS-Rings nur auf
einem Halbring auftritt, kann durch die Verlegung der offenen
Trennstelle eine gleichmafiigere Aufteilung der Leistungsflisse auf
beide Halbringe erreicht werden. Diese MalRBhahme wird jedoch als
Betriebsreserve angenommen und im Rahmen der Studie nicht als
Planungsvariante berticksichtigt.

Eine weitere Moglichkeit die Spannungsbandverletzung im MS-
Netz zu beheben ist eine partielle Parallelleitung entsprechend
Abbildung 4.6. Bis zum Anschlusspunkt der Parallelleitung werden
keine weiteren ONS angebunden, da dies zusatzliche Investitionen
fur die Kabelanbindung in der ONS verursacht. Am Anschluss-
punkt wird eine zusétzliche Trennstelle im kritischen Strang einge-
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fugt. Der vom HS/MS-Umspannwerk entferntere Teil des kritischen
MS-Strangs wird mit der neuen Parallelleitung verbunden.

kritische Belastung kritische Spannung

G G G G

HS- HS-

Netz Netz

MaRnahme: Parallelleitung, ggf. bis DEA MaRnahme: Parallelleitung Gber 2/3 der Léange

G G G G

HS- : HS- :

Netz Netz

Abbildung 4.6 MS-Netzverstarkung durch partielle Parallelleitung

Durch die Parallelleitung und die Umstrukturierung des MS-Netzes
werden die kritische Belastung des MS-Strangs und die Span-
nungsbandverletzung behoben, sodass die Aufnahmekapazitat fur
DEA erhoht wird.

Die dargestellte Netzverstarkungsmaf3nahme kann auf weitere
Netzformen Ubertragen werden. Da Strahlennetze, offene Tripel-
und Liniennetze im ungestorten Betrieb wie offene Ringe betrieben
werden und sich lediglich in der fir den Fehlerfall vorhandenen
Schaltreserve unterscheiden, kénnen auch diese Netze durch eine
Parallelleitung mit zusatzlicher Trennstelle verstarkt werden.
Stutzpunktnetze kdnnen als ausgelagerte Sammelschiene mit ab-
gehenden offenen Ringnetzen interpretiert werden. Die Stamm-
strecke zwischen dem HS/MS-Umspannwerk und der ausgelager-
ten Sammelschiene kann bedarfsgerecht durch Parallelleitungen
verstarkt werden. Bei Netzstrukturen wie geschlossenen Ringen
und Maschennetzen konnen kritische Betriebszustande teilweise
durch das Schliel3en neuer Maschen behoben werden. Allerdings
ist die Wirkung dieser MalRnahmen begrenzt, da sie stark von der
Topologie des einzelnen Netzes und den auftretenden Betriebszu-
standen beeinflusst wird. Dagegen werden durch das Legen einer
Parallelleitung auch bei vermaschten Netzstrukturen kritische Be-
triebszustéande sicher behoben. Diese Netzverstarkungsmaf3nah-
me ist somit fir alle Netzformen geeignet.

Eine Alternative zur partiellen Parallelleitung ist die Realisierung
eines neuen MS-Rings. Bei dieser Variante entsteht im Vergleich
zur partiellen Parallelleitung ein geringfiigig hoherer Investitions-
bedarf, da eine Parallelleitung bzw. ein Parallelkabel Uiblicherweise
im selben Kabelgraben verlegt wird. Die Netzkonfiguration wird so
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angepasst, dass das Netz mit kritischem Halbring in ein Netz mit
zwei unkritischen, offenen Ringen Uberfuhrt wird. Die Netzverstar-
kungsmalinahme ist in Abbildung 4.7 dargestellt.

kritische Belastung kritische Spannung

G G G G

HS- HS-

Netz Netz

MaRnahme: Neuer MS-Ring MaRnahme: Neuer MS-Ring

G G G G

HS- | HS- | |

Netz Netz

Abbildung 4.7 MS-Netzverstarkung durch neuen MS-Ring

Im Rahmen dieser Studie wird die Realisierung eines zusatzlichen
MS-Rings durchgefihrt, wenn die Netzverstarkung mit einem ein-
fachen Parallelkabel nicht ausreichend ist.

Die Ruckspeisung von DEA kann zu einer kritischen Belastung der
HS/MS-Transformatoren fuhren. Analog zur NS-Ebene wird bei
Uberschreiten  der kritischen Belastung ein  Standard-
Transformator mit héherer Nennleistung eingesetzt. Wird durch
den weiteren DEA-Zubau auch bei dem Ersatztransformator eine
kritische Belastung erreicht, wird ein weiterer Standard-
Transformator parallel installiert.

Wenn diese AusbaumafRnahmen nicht ausreichen, um Verletzun-
gen der zulassigen Betriebsmittelbelastungen oder Spannungs-
grenzen zu beheben, wird ein heues Umspannwerk errichtet. Der
Anschlusspunkt wird so gewahlt, dass aus Sicht der MS-Ebene
der grof3te Vorteil fir das Netz entsteht. Die Malnahme ist in Ab-
bildung 4.8 dargestellit.

kritische Belastung / Spannung
1 50 of
HS-

Netz G G G

MaRnahme: Neues Umspannwerk

HS- HS-
Netz G G G Netz

Abbildung 4.8 MS-Netzverstarkung durch neues Umspannwerk
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Fur die Umsetzung der Netzverstarkungsmaflinahmen bei der Ana-
lyse in der NS- und MS-Ebene werden einheitlich die Betriebsmit-
tel nach Tabelle 4.1 eingesetzt.

Standardbetriebsmittel in der NS- und MS-Ebene

NAYY 4x150
Bemessungsleistung 630 kVA
NA2XS2Y, 3x1x185
Bemessungsleistung 40 MVA

Da der Einsatz von Kabeln im Vergleich zur Errichtung von Freilei-
tungstrassen mit einer héheren Akzeptanz in der Bevolkerung ver-
bunden ist, werden Netzverstarkungsmafinahmen in der NS- und
MS-Ebene ausschlief3lich durch Kabel realisiert.

Der Netzanschluss von DEA kann die Selektivitdt von Schutzaus-
I6sungen in einzelnen Netzbereichen beeinflussen, so dass An-
passungen des Schutzkonzeptes notwendig werden. Eine Be-
trachtung der Sekundartechnik erfolgt im Rahmen dieser Studie
nicht. Des Weiteren entstehen durch DEA bei den notwendigen
primartechnischen Veranderungen wesentlich héhere Ausgaben
als im Bereich der sekundartechnischen Veranderungen. Die se-
kundartechnischen Investitionen werden daher fur die Stan-
dardausbauvarianten nur pauschal ohne Betriebskosten bertck-
sichtigt.

Elektrische Verteilnetze missen im Starklastfall und im Rickspei-
sefall im Hinblick auf die Versorgungsqualitat den qualitativen Min-
destanforderungen nach Abschnitt 4.1.2 entsprechen. Zur Dimen-
sionierung von NS- und MS-Netzen werden fir die auslegungsre-
levanten Starklast- und Ruckspeisefélle die Skalierungsfaktoren
nach Tabelle 4.2 angesetzt. Die angegebenen Faktoren beziehen
sich hierbei auf die installierten Leistungen und Prognosen des
Energietragers in der jeweiligen Untersuchungsregion.
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Planungs- und Ausbaugrundsatze

Skalierungsfaktoren in der NS und MS fiir Einspeisung und Last
bezogen auf die installierte Leistung

1 0,10 1 0,15
- - 0 1
0 0,85 0 0,85
0 1 0 1
0 1 0 1
1 1 1 1

Nach [76] kdnnen bestehende PVA fir Netzberechnungen mit ma-
ximal 85 % der Modulleistung angesetzt werden. Dies ist durch
Untersuchungen zur maximalen Globalstrahlung, zur Wechsel-
richterdimensionierung sowie durch die Auswertung von Messda-
ten belegt.

In der MS-Ebene kommt es zu einer starkeren Durchmischung des
stochastischen Verhaltens der Verbraucher. Daher wird im Rick-
speisefall in der MS ein héherer Lastanteil als in der NS bertck-
sichtigt.

Hochspannungsnetze sind wie die unterlagerten Netze historisch
gewachsen und nach regionalen Anforderungen geplant worden.
Durch die aufwendigeren Genehmigungsverfahren und ver-
gleichsweise hoheren Investitionen fir Anderungen in der Netzto-
pologie kdonnen die Netze nur langsamer an sich andernde Ver-
sorgungsaufgaben angepasst werden, wodurch sie generell einen
individuelleren Charakter aufweisen als NS- und MS-Netze.

Fur die Studie missen dennoch einheitliche Planungsgrundsatze
festgelegt werden, die ein standardisiertes Vorgehen fir den Netz-
ausbau erlauben, um die Vergleichbarkeit der Ergebnisse zu ge-
wabhrleisten.

Im Folgenden werden die Ursachen fur Netzverstarkungsmal-
nahmen in der HS-Ebene aufgezeigt und das gestufte Vorgehen
der standardisierten Netzausbauvarianten beschrieben. Des Wei-
teren werden standardisierte Betriebsmittel zur Netzverstarkung
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festgelegt und die fur die Netzplanung relevanten Betriebsfalle
definiert.

Der (n-1)-sichere Betrieb ist ein aktueller Planungsgrundsatz in der
110-kV-Ebene. Dies gilt sowohl fir den Starklast- als auch fur den
Ruckspeisefall. Aus diesem Grund werden Ausfallrechnungen zur
Dimensionierung der Netze durchgefiuhrt. In der Ausfallanalyse
werden alle Leitungen der 110-kV-Ebene und zusatzlich alle
Transformatoren, die eine Verbindung zum Ubertragungsnetz her-
stellen, bericksichtigt.

Die maximal zulassige Belastung der Betriebsmittel betragt in der
Planung im Normal- und (n-1)-Fall grundsatzlich 100 %. Als zulds-
siges Spannungsband wird in der Studie Uyt 6 kV festgelegt,
wodurch der HS/MS-Trafo die Spannung auf der Unterspannungs-
seite so ausregeln kann, dass eine ausreichende Reserve fir den
Spannungsabfall in unterlagerten Netzen zur Verfiigung steht.

Der Ausfall eines 380-kV-Netzverknipfungspunktes wird dem er-
weiterten (n-1)-Kriterium zugeordnet, da Ublicherweise mehrere
Betriebsmittel beteiligt sind. Dieser Fall muss allerdings im Stark-
lastfall nicht ohne Versorgungsunterbrechung beherrscht werden.
Zur Wiederversorgung sind zusatzliche Schalthandlungen wie die
Kopplung benachbarter Netzgruppen zulassig. Die Prifung des
erweiterten (n-1)-Kriteriums wird auf Grund nicht verflgbarer
Netzdaten benachbarter Netzgruppen nicht durchgefiihrt.

Fur die Netzanalyse werden im Rahmen der Studie Standardbe-
triebsmittel fur Freileitungen und Kabel angesetzt, die Tabelle 4.3
zu entnehmen sind. Die Ausbaumafinahmen werden in allen Un-
tersuchungsregionen mit identischen Betriebsmitteln durchgefiihrt,
um eine Vergleichbarkeit der Investitionen zu gewdahrleisten. Bei
Kabeln wird aufgrund der Verlegeart und mdglicherweise auftre-
tenden Mehrfachbiindeln und reduzierter Warmeleitfahigkeit des
Erdbodens, die Stromtragfahigkeit auf 80 % des Nennwertes ge-
setzt.
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Planungs- und Ausbaugrundsatze

Verwendete Standardbetriebsmittel fur die Netzausbauplanung in
der HS

0,68 0,68
1,36 1,36
0,89 0,712
0,83 0,664

Analog zu den Annahmen in der NS- und MS-Ebene wird auch in
der HS-Ebene die Sekundartechnik nicht gesondert betrachtet, die
Investitionen jedoch pauschal ohne Betriebskosten beriicksichtigt
(vgl. Kapitel 6.2).

Bedingt durch den notwendigen Netzausbau, insbesondere durch
einen verstarkten Einsatz von Kabeln, kann durch die Erhdéhung
der Leitererdkapazitat eine Anpassung des Schutzsystems erfor-
derlich werden. Bei einer geringen Erh6hung sind zusatzlich die
Drosselspulen anzupassen. Bei umfangreichen Anderungen kann
eine Umstrukturierung der Netzgruppen oder deren Verkleinerung
notwendig werden. Dies wird im Rahmen der standardisierten
Ausbauvarianten der Studie nicht bertcksichtigt.

Hochspannungsnetze haben sich in der Vergangenheit typischer-
weise mit der Versorgungsaufgabe entwickelt und sind individuell
gemal der regionalen Gegebenheiten geplant worden. Die opti-
mierte Netzentwicklung wird von Planungsabteilungen Uber Jahre
hinweg erarbeitet. Im Gegensatz dazu mussen in dieser Studie
vereinfachte, aber trotzdem realistische Planungsansatze festge-
legt werden. Aus Grinden der Anwendbarkeit auf alle Untersu-
chungsregionen wird eine eingeschrankte Auswahl an Betriebsmit-
teln verwendet. Die Planungsgrundsatze beschrénken sich auf den
bedarfsgerechten Zubau neuer Leitungen und 380-kV-
Netzverknipfungspunkte (NVP), nehmen jedoch keine strukturelle
Netzoptimierung vor.

In Abbildung 4.9 wird schematisch das Vorgehen der standardi-
sierten Netzausbauplanung in der Hochspannungsebene gezeigt.
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Abbildung 4.9
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Planungsprozess flir den Netzausbau in der HS-Ebene

Im ersten Schritt erfolgt die Uberpriifung, ob eine einfache Modifi-
kation des Schaltzustandes des Netzes eine Verminderung der
Uberlastung hervorruft. Die Modifikation hat in der Regel nur einen
geringen Einfluss auf die Belastungen der Leitungen. Hierbei wer-
den beispielsweise Sammelschienenkupplungen geschlossen oder
die Anbindung von Umspannwerken modifiziert, um die Leistungs-
flisse im vorhandenen Netz gleichmaRig auf alle Systeme einer
Trasse zu verteilen.

In einem zweiten Schritt werden Uberlastete Einfachsysteme zu
Doppelsystemen mit identischer Beseilung ausgebaut. Hierbei wird
davon ausgegangen, dass die Masten das zweite System ohne
Zusatzmalinahmen tragen konnen. Die Investitionen ergeben sich
daher nur aus den Leiterseilen und ihrer Montage. Da bereits viele
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Trassen mit Doppelsystemen bestickt sind, ist diese MalRhahme
nur in wenigen Fallen einzusetzen. Durch das Hinzufligen des
zweiten Systems werden die Impedanz-Verhaltnisse im Netz stark
beeinflusst, so dass nach jeder AusbaumalRnahme eine erneute
(n-1)-Ausfallanalyse und eine erneute Identifikation der Engpéasse
bzw. Uberlastungen durchzufiihren ist.

Treten weiterhin Uberlastungen nach der Erweiterung des Netzes
auf, so werden die betroffenen Systeme zunéchst durch ein Dop-
pelsystem mit einem Leiterseil bestehend aus einem Einfachseil
265/35 Al/St mit einer Stromtragfahigkeit von 680 A ersetzt. Reicht
der Ersatzneubau mit dem zugrundeliegenden Einfachseil nicht
aus, wird ein Zweierbindel Al/St 265/35 mit einer Stromtragfahig-
keit von 2x680 A verwendet, welches bereits Uber die heute Ubli-
chen Malinahmen der Netzplanung hinausgeht und nur in Aus-
nahmefallen auf sehr stark belasteten Trassen zum Einsatz
kommt.

Die Verwendung von Viererbiindeln erhoht die Ubertragungsfahig-
keit einer Trasse, fuhrt jedoch in (n-1)-Fallen zu sehr hohen ausfal-
lenden Ubertragungskapazitaten, was eine Neukonzipierung des
bestehenden Netzes erfordern wirde. Sie werden daher in den
Standard-Netzausbauvarianten nicht eingesetzt.

Sonstige Technologien wie Hochtemperaturleiterseile oder Leiter-
seilmonitoring werden nicht bertcksichtigt. Sie sind aus heutiger
Sicht dem Netzbetrieb vorbehalten, um auf Abweichungen von der
prognostizierten Versorgungsaufgabe zu reagieren. Eine dauerhaf-
te hdhere Strombelastung wiirde die Netzverluste erhéhen. Auch
die hohere Feldbelastung schrankt eine Nutzung vorhandener Kor-
ridore ein. Ein flachendeckender Einsatz ist in naher Zukunft nicht
absehbar und ist daher auch nicht als Standardausbauvariante
vorgesehen. Sowohl Mehrfachbiindel als auch Hochtemperaturlei-
terseile werden in Kapitel 7.2 in der Variantenrechnung betrachtet.
Sind die bisher genannten MafRnahmen nicht ausreichend, wird
der Bau eines neuen 380-kV-NVP oder der Einsatz von Kabel-
technik tberprift.

Ein neuer 380-kV-NVP wird im Rahmen dieser Studie nur dann
angenommen, wenn eine 380-kV-Freileitungstrasse in der Nahe
der Uberlastung vorhanden oder geplant ist. Ein neuer NVP stellt
eine niederohmige Verbindung zum Ubertragungsnetz dar und
beeinflusst somit die Belastungssituation im 110-kV-Netz, wodurch
zuséatzliche Ausbaumalinahmen erforderlich werden konnen. Ist
die Errichtung eines 380-kV-NVP nicht mdglich, da kein geeigne-
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tes 380-kV-Netz in der Nahe ist, so erfolgt der Ausbau im Rahmen
der Studie auf der 110-kV-Netzebene. Hieraus wird bereits ersicht-
lich, dass zukulnftig verstarkt auf die Wechselwirkung zwischen
diesen Netzebenen zu achten ist. Hierdurch wirde sich ein Teil
der berechneten Investitionen von der Verteil- auf die Ubertra-
gungshetzebene verschieben und mussten in den dortigen Netz-
ausbauplanen bertcksichtigt werden.

Kabel weisen im Vergleich zu Freileitungen eine erheblich geringe-
re Impedanz auf. So fuhrt der Einsatz von Kabelsystemen parallel
zu bestehenden Freileitungen zu einer wesentlichen Entlastung
der Freileitung bei hoher Auslastung des neuen Kabelsystems.
Aus diesem Grund sind neue Kabeltrassen so zu wéhlen, dass der
neue Leistungsfluss sich angemessen auf das bestehende Netz
und die neue Kabeltrasse aufteilt. Zur Bericksichtigung der Ge-
landetopologie wird im Rahmen der Studie ein Umwegefaktor von
1,2 im Vergleich zur Freileitungstrasse definiert. Ausbaumafnah-
men, die im gleichen Zeitschritt an den betroffenen Freileitungen
durchgefihrt wurden, werden wieder zuriick genommen.

Bei der Entscheidung zwischen einem neuen 380-kV-NVP und
zusatzlichen Kabeltrassen sind neben den technischen Randbe-
dingungen zur Realisierung auch die Folgemalinahmen im 110-
kV-Netz zu berlcksichtigen. Somit kommen Kabel tendenziell bei
geringeren Leitungsuberlastungen zum Einsatz. Bereits im selben
Zeitschritt durchgefilhrte Maflinahmen, die nach der Errichtung
eines neuen 380-kV-NVP oder einer neuen Kabeltrasse nicht mehr
fur einen (n-1)-sicheren Betrieb erforderlich sind, werden zurtick-
genommen.

Die Ubertragungskapazitat von getatigten NetzausbaumafRnahmen
wird moglicherweise nicht vollstandig benétigt und steht somit far
die Integration weiterer DEA zur Verfliigung. Aus diesem Grund ist
der Ausbaubedarf von der Vorbelastung des Netzes abh&ngig und
erfolgt stufenweise.

Die Planung elektrischer Versorgungsnetze muss uber eine Viel-
zahl an Einspeise-Lastszenarien eine hohe Versorgungszuverlas-
sigkeit und Versorgungsqualitat gewahrleisten. Aus diesem Grund
werden die Netze fir extreme Belastungssituationen dimensio-
niert. Diese auslegungsrelevanten Belastungssituationen entspre-
chen ublicherweise einem Starklastfall und einem Ruckspeisefall,
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der eine geringe Last bei gleichzeitig hoher DEA-Einspeisung auf-
weist. In Tabelle 4.4 werden die im Rahmen dieser Studie ange-
setzten Auslegungsszenarien fir die HS-Ebene dargestellt. Die
angegebenen Skalierungsfaktoren beziehen sich hierbei auf die
installierten Leistungen und Prognosen des Energietragers in der
jeweiligen Untersuchungsregion.

Skalierungsfaktoren in der HS fur Einspeisung und Last bezogen
auf die installierte Leistung

0,35
1
0,85
0,80
0,80
0,80

o O O o O Bk

Als Starklastfall wird Ublicherweise ein reiner Lastfall ohne Ein-
speisung aus DEA angesetzt. Im Ruckspeisefall wird auf Grund
von Durchmischungseffekten und mdglichen Industriekunden an-
genommen, dass die Last auf 35 % des Spitzenlastwertes skaliert
werden kann.

Die eingespeisten Leistungen aus Wasserkraft, Biomasse, Geo-
thermie und KWKA werden aufgrund saisonaler Schwankungen
oder marktorientierter Fahrweise mit reduzierter Leistungseinspei-
sung basierend auf Erfahrungswerten der VNB angesetzt.

Fur samtliche NetzausbaumalRnahmen ist festzuhalten, dass zwi-
schen Betrieb, Asset Management und Netzplanung unterschie-
den werden muss. Beispielsweise sind kurzfristige Uberlastungen
betrieblich akzeptabel, missen jedoch bei sorgféltiger Planung
vermieden werden. Der Betrieb benétigt um handlungsféahig zu
bleiben, Reserven flr unerwartete Ereignisse sowie Zusténde, die
von den Planungsvorgaben abweichen. Letztere kdnnen unsym-
metrische Betriebszustande oder héhere Gleichzeitigkeiten bei der
Netzbelastung sein.
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Das Asset Management bestimmt neben der reinen Planung die
zeitliche Umsetzung von MalRhahmen. Das bedeutet, dass Verlet-
zungen von Planungsgrenzen fur kurze Zeitraume in Kauf ge-
nommen werden, wenn Betriebsmittel ohnehin ausgetauscht wer-
den mussen oder Netzumstrukturierungsmafl3nahmen anstehen. In
dieser Studie wird jedoch davon ausgegangen, dass in einem pla-
nerischen Schritt alle Grenzen sicher eingehalten und die Mal3-
nahmen auch innerhalb des zugehérigen Betrachtungsintervalls
durchgefuhrt werden. Da die Betrachtungsintervalle funf und zehn
Jahre betragen, entfallt die Beriicksichtigung des Einflusses des
Asset Managements. Die notwendigen betrieblichen Reserven
mussen ebenfalls in jedem Schritt vollstandig sichergestellt sein.
Im Rahmen dieser Studie werden ausgewéhlte, voneinander un-
abhangige Gebiete untersucht. Daher kdénnen grundsatzlich Um-
strukturierungen des gesamten Versorgungsgebietes eines Ver-
teilnetzbetreibers nicht berlcksichtigt werden. Weiterhin werden
die Auswirkungen zusétzlicher DEA und der durchgefiihrten Netz-
ausbauten auf die Kurzschlussleistung und die Schutzkonzepte
der Netzgebiete nicht untersucht.

Fur den Planungsvorgang in der Studie werden gegentber der
Praxis vereinfachende Annahmen getroffen. Eine vereinheitlichte
Vorgehensweise ermoglicht den Vergleich der Untersuchungsregi-
onen. Dabei wird nicht impliziert, dass alle VNB in Zukunft einheit-
liche Planungsgrundséatze verwenden, da regionale, historische
und betriebliche Gegebenheiten individuelle MalRnahmen erfor-
dern. Die hier standardisierte Vorgehensweise der Netzausbau-
planung spiegelt die heutigen technisch sinnvollen Planungspro-
zesse in den wesentlichen Punkten wieder.

Weiterhin wird in der NS-Ebene eine symmetrische Netzbelastung
angenommen. Die Anbindung kleiner PVA wurde in der Vergan-
genheit haufig einphasig durchgefuhrt. Fur die Untersuchung wer-
den neben den DEA-Neuinstallationen die Bestandsanlagen in der
Studie ebenfalls als dreiphasig angeschlossen angenommen, so
dass sich immer eine symmetrische Belastung der Strénge ergibt.
Im Gegensatz zum Starklastfall wird im Rickspeisefall in der MS-
Ebene eine Netzbelastung von 100 % zugelassen. Eine
(n-1)-sichere Versorgung ist, entsprechend der aktuellen An-
schlussrichtlinien ([32] [88]) fur DEA, nicht vorgesehen.

Der Ausbau des Netzes innerhalb der bereits bestehenden Tras-
sen ist vorrangiges Ziel der HS-Planungsgrundsatze. Neue Tras-
sen werden nur fir Kabel errichtet. Weiterhin kann der dadurch
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erhohte Kabeleinsatz die Modifikationen des Schutzkonzeptes der
110-kV-Netze oder eine neue Aufteilung der Netzgruppen erforder-
lich machen, was im Rahmen dieser Studie nicht ndher betrachtet
werden kann.

Die sich ergebenden Abweichungen gegeniber dem realen Pla-
nungsprozess werden im Rahmen der Betrachtungsgenauigkeit
als gering eingestuft.

Kernaussagen

Die fur diese Studie definierten Planungsgrundsatze erlauben eine
standardisierte und realitatsnahe Netzausbauplanung. Abwei-
chungen gegenuber dem realen Planungsvorgang beruhen auf der
begrenzten Auswahl an Betriebsmitteln und den nicht vollstéandig
optimierten Netzstrukturen.

Alle Planungsgrundsétze sind derart fir die einzelnen Spannungs-
ebenen definiert, dass sie den heutigen Standards und Normen
sowie dem Best Practice der beteiligten VNB entsprechen. Bei
Auslegungsfreiheiten werden die Festlegungen derart getroffen,
dass sich ein geringer Netzausbaubedarf ergibt. Die auf diesen
Planungsgrundsatzen basierenden Ergebnisse ergeben somit ei-
nen realistischen Mindestbedarf fir den Netzausbau basierend auf
dem Stand der Technik. Die sich aufgrund der Planungsgrundsét-
ze ergebenden NetzausbaumafRnahmen dieser Studie sind streng
von MalBnahmen des Asset Managements (z.B. zeitliche Mal3-
nahmenverschiebung bei geringen Planungswertiiberschreitun-
gen) und des Netzbetriebs (z.B. kurzzeitige Grenzwertiiberschrei-
tung) abgegrenzt.
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5 Methodik zur
Bestimmung des
Netzausbaubedarfs

Leitgedanken

Die Studie basiert auf einer mdéglichst breiten Verwendung realer
Netzdaten. Eingangsdaten fir die Netzanalyse missen in eine
rechenféhige, digitalisierte Form Uberfuhrt werden. Die zuklnftige,
sich andernde Versorgungsaufgabe durch Erneuerbare Energien,
muss geeignet durch rdumlich verteilte, konkrete Anlagen darge-
stellt werden.

Zur Bewertung einer groReren Netzdatenmenge wird neben der
Detailanalyse auf Mittel- und Niederspannungsebene eine zweite
Methodik, die sogenannte Grenzkurvenanalyse, angewandt. Beide
Analyseverfahren werden miteinander fir einzelne Netzgebiets-
klassen abgeglichen, um eine moglichst hohe Untersuchungs-
genauigkeit bei maximaler Datenbasis zu erzielen.

Die Hochspannungsebene muss im Kontext der Versorgungsauf-
gabe der unterlagerten Netzebenen und des Ubertragungsnetzes
modelliert werden, um den Ausbaubedarf durch die Detailanalyse
realistisch bestimmen zu kénnen.

5.1 Modellierung von DEA

Im Folgenden werden die Ausbauwerte fir DEA in konkrete Anla-
gengrélRen Uberfuhrt, um diese bei den Netzberechnungen ver-
wenden zu kdnnen. Des Weiteren werden die rechtlichen Rah-
menbedingungen zum Anschluss von DEA nach EEG diskutiert
und typische Netzanschlusspunkte fir DEA in Abhangigkeit ihrer
Nennleistung abgeleitet.
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Abbildung 5.1

Abbildung 5.2

Um eine geeignete Diskretisierung der Nennleistungen fur PVA
und WEA zu erreichen, werden die Netzanschliisse der DEA aus
dem Jahr 2010 ausgewertet.

In Abbildung 5.1 ist die Verteilung der Netzneuanschlisse der PVA
in Abhangigkeit ihrer Nennleistung als Histogramm auf Basis von
[58] dargestellt. 90 % aller in 2010 neu angeschlossenen PV-
Anlagen weisen eine Nennleistung von weniger als 50 kW auf.
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Histogramm der PVA-Nennleistungen (Inbetriebnahme 2010)

In Abbildung 5.2 wird auf derselben Datengrundlage wie in Abbil-
dung 5.1 die Verteilung der Netzneuanschlisse der PVA in Ab-
hangigkeit ihrer Nennleistung abgebildet, wobei der Leistungsbe-
reich bis 50 kW mit einer héheren Aufldsung dargestellt wird.
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Histogramm der PVA-Nennleistungen kleiner 50 kW
(Inbetriebnahme 2010)

Auf Grundlage der Auswertung von [58] wird eine Diskretisierung
der PVA-Nennleistung im Rahmen der Studie auf 5 kW, 10 kW
und 30 kW angenommen. Die Nennleistung von grél3eren PVA mit
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Abbildung 5.3

Netzanschluss in der MS- oder HS-Ebene ist projektspezifisch. Fir
die Spannungsebenen wird ein prozentualer Anteil der Anlagen-
leistungen, die in diesen Ebenen angeschlossen sind, vom VNB
bereitgestellt oder aus der heutigen Verteilung abgeleitet und so-
mit die installierte Leistung fir eine Untersuchungsregion be-
stimmt. In der HS-Ebene wird diese Leistung auf Anlagen mit
Nennleistungen zwischen 15 MW und 30 MW aufgeteilt. Der An-
schluss erfolgt an einem landlichen UW.

In Abbildung 5.3 ist die Verteilung der Netzneuanschlisse der
WEA aus dem Jahr 2010 in Abhangigkeit ihrer Nennleistung als
Histogramm auf Basis von [58] dargestellt. Im Jahr 2010 weisen
77 % aller neu angeschlossenen WEA eine Nennleistung von
2,0 MW bis 2,75 MW auf.
Im Rahmen der Studie wird im Hinblick auf technologische Ent-
wicklungen die WEA-Nennleistung auf 3 MW diskretisiert. Auf die
Einfuhrung weiterer Diskretisierungsstufen kann fir Einzelanlagen
verzichtet werden, da Anlagen mit einer wesentlich grof3eren oder
wesentlich kleineren Nennleistung nur einen sehr geringen Anteil
an Netzanschlussbegehren aufweisen. Windparks werden aus
Einzelanlagen zusammengesetzt. Windparks in der HS-Ebene
werden mit einer Nennleistung von 15 MW und 30 MW realisiert.
Das Repowering wird implizit beriicksichtigt, da der Leistungszu-
wachs in der Prognose enthalten ist.
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Histogramm der WEA-Nennleistungen (Inbetriebnahme 2010)

In Abbildung 5.4 und Abbildung 5.5 werden die Verteilung der
Netzneuanschliisse der NS- und MS-BMA aus dem Jahr 2010 in
Abhangigkeit ihrer Nennleistung als Histogramm dargestellt.
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Abbildung 5.4

Abbildung 5.5
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Histogramm der BMA-Nennleistungen in der MS-Ebene
(Inbetriebnahme 2010)

Nach [58] wurden im Jahr 2010 1279 neue BMA errichtet. Davon
wurden 71 % in der MS und 29 % in der NS angeschlossen.

Die diskreten Anlagengrof3en fur BMA werden aufgeteilt in 50 kW
und 200 kW in der NS, sowie 400 kW in der MS.

Geeignete NetzverknUpfungspunkte

Zur Bestimmung geeigneter Netzverknipfungspunkte wird der
rechtliche Rahmen zum Anschluss von DEA dargestellt. Des Wei-
teren werden die Grundzige der wirtschaftlichen Bewertung von
Netzverknupfungspunkten aufgezeigt.

Rechtlicher Rahmen zum Anschluss von regenerativen DEA
nach EEG

Der Netzanschluss von regenerativen DEA ist durch das EEG*
geregelt, fur KWKA werden analoge Anschlussrichtlinien ange-

4§ 5 EEG
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nommen. In Abbildung 5.6 wird der Prozessablauf fur den Netzan-
schluss dargestellt.

Néachstgelegener,

geeigneter NVP

Netzausbau
erforderlich

Netzanschluss am
Hausanschlusskasten, ggf.
Netzausbau durch VNB

Netzanschluss

Netzausbau zumutbar Kein Netzanschluss

alternativer NVP

erpflichtung des VNB zum
Netzausbau

Abbildung 5.6

Vorgehensweise beim Anschluss von DEA nach EEG"®?

Die VNB sind zum Anschluss von DEA an den nachstgelegenen,
hinsichtlich der Spannungsebene technisch geeigneten Netzver-
knupfungspunkt verpflichtet.

DEA mit einer Nennleistung bis 30 kW werden Uber den vorhan-
denen Hausanschluss an das Netz angebunden. Resultiert aus
dem Netzanschluss von DEA ein Netzausbaubedarf, sind VNB
nach EEG® dazu verpflichtet ihre Netze zu optimieren, zu verstar-
ken oder auszubauen.

Fur DEA mit einer Nennleistung gréRer 30 kW gilt der Netzver-
knupfungspunkt mit der kurzesten Entfernung zum Standort der
Anlage als grundsatzlich geeignet, wenn der Anschluss im Hinblick
auf die Spannungsebene mdoglich ist. Sofern der Anschluss der
Anlage keinen Netzausbau erfordert, erfolgt der Netzanschluss
unverziglich.

Wird durch den Anschluss von DEA ein Netzausbau erforderlich,
kann nach EEG® geprift werden, inwieweit dem Anlagenbetreiber

®§9Abs. 1,2 EEG

85 Abs. 3 EEG
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durch den VNB ein alternativer Netzanschlusspunkt zugewiesen
werden kann. Um einen alternativen Netzanschlusspunkt zuzuwei-
sen, muss eine gesamtwirtschaftliche Betrachtung durchgefihrt
werden. Ist der Investitionsbedarf fur einen alternativen Netzver-
knupfungspunkt (unabhangig von der Kostenteilung auf VNB und
Anlagenbetreiber) insgesamt geringer, wird dem Anlagenbetreiber
der alternative Netzverknipfungspunkt zugewiesen. Bei der ge-
samtwirtschaftlichen Betrachtung werden fiir den Anlagenbetreiber
neben den Investitionen fur die lAngere Netzanschlussleitung auch
die hoheren Leitungsverlustkosten auf der langeren Netzan-
schlussleitung beriicksichtigt.

Kann einem Anlagenbetreiber kein alternativer Netzverknipfungs-
punkt zugewiesen werden, wird gepruft, inwieweit der Netzausbau
fur den VNB wirtschaftlich zumutbar ist. Ist der Netzausbau fir den
VNB nicht wirtschaftlich zumutbar, entfallt nach EEG’ die Ver-
pflichtung des VNB zur Optimierung, Verstarkung oder zum Aus-
bau des Netzes. In diesem Fall ist der Netzanschluss von DEA
nicht moglich.

Ist der Netzausbau fur den VNB wirtschaftlich zumutbar, ist er
nach EEG®® verpflichtet geeignete technische MaRnahmen zu
ergreifen, um den Netzanschluss von DEA zu ermdglichen.

Aus den rechtlichen Vorgaben und der technischen Bewertung der
Anschlusskapazitat von Verteilnetzen resultieren geeignete An-
schlusspunkte in Abh&ngigkeit der Nennleistung der DEA wie im
Folgenden dargestellt.

Die Bestimmung des Netzanschlusspunktes fur Anlagen groRer
30 kW erfolgt nach einer gesamtwirtschaftlichen Betrachtung. Auf
Grund der Komplexitat des Verfahrens zur Identifikation des ge-
eigneten Netzverkniipfungspunktes und der unterschiedlichen In-
teressen der Anlagen- und Verteilnetzbetreiber folgt in vielen Fal-
len eine gerichtliche Klarung.

Dabei wird das 3 %- bzw. 2 %-Spannungskriterium der Richtlinien
[32] und [88] fur Erzeugungsanlagen am NS- bzw. MS-Netz bli-

789 Abs. 3 EEG
85 Abs. 4 EEG

°§9Abs. 1, 2 EEG
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cherweise als technische Grenze der Netzaufnahmefahigkeit fur
DEA betrachtet [63]. Beide Richtlinien formulieren allerdings auch,
dass VNB eine durch DEA hervorgerufene Spannungsanderung
von mehr als 3 % bzw. 2 % zulassen kdnnen. Eine wirtschaftliche
Bewertung der individuellen Netzanschlusspunkte wird in der Stu-
die nicht durchgefiihrt. In Abhangigkeit der Nennleistung der DEA
wird nach Tabelle 5.1 der Netzanschluss gewéhrt, die Ausgaben
daflr tragt der Anlagenbetreiber.

Tabelle 5.1 Netzanschlusspunkte fir DEA

MS (10 kV) MS (20 kV) MS (30 kV)
Hausan- P < 30 KW P <30 KW P < 30 KW
schluss
NS-Netz P<100kw  P<100kw P <100 kW
ONS (NS-SS)  P<300kw  P<300kw P <300kW
MS-Netz P<3MW P<6MW P <15 MW
UW (MS-SS) P <15 MW P <20 MW P <30 MW
HS-Netz P> 15 MW P> 20 MW P > 30 MW

5.1.3 Blindleistungsverhalten

Fur die Untersuchungen in den Basisszenarien wird bei den DEA
ein konstanter Leistungsfaktor cos(¢) angenommen, Bestands-
Anlagen werden mit cos(¢) = 1,0 angesetzt.

Neuanlagen werden mit einem fir das Verteilnetz glnstigen Leis-
tungsfaktor nach Tabelle 5.2 betrieben. Dabei werden grundséatz-
lich die geltenden Richtlinien [32] und [88] berlcksichtigt. Die ge-
nannten Grenzen sind Randbedingungen fir die Modellierung. In
realen Netzsituationen konnen sich gegebenenfalls abweichende
Anforderungen ergeben.
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Tabelle 5.2 Leistungsfaktoren von Neuanlagen nach [32] [88]

0,90 ind. (Pnenn = 13,8 kW)
0,95 ind. (Pnenn < 13,8 kW)

0,95 ind.

0,95 ind. - 0,95 kap.
0,95 ind.
0,95 ind.

0,95 ind. - 0,95 kap.
0,95 ind.
0,95 ind.

In dieser Studie werden mit der Detailanalyse und der sogenann-
ten Grenzkurvenanalyse (GKA) zwei voneinander unabhéngige
Methoden verwendet, die den Ausbau- und Anpassungsbedarf der
deutschen Niederspannungsnetze bei der prognostizierten Ver-
sorgungsaufgabe ermitteln. In diesem Kapitel werden die Vorge-
hensweisen der beiden Analysemethoden vorgestellt und die ge-
troffenen Annahmen erlautert.

In der Detailanalyse werden Niederspannungsnetze, die bei den
beteiligten VNB angefragt wurden, unter Berlicksichtigung lokaler
Gegebenheiten und der Topologie detailliert analysiert. Bei vielen
VNB liegen die Netzdaten nur als Karte oder digital in Geoinforma-
tionssystemen vor. Die Daten missen somit fir die Analyse zu-
nachst aufbereitet werden. Weiterhin wird die Vorgehensweise bei
der Zuordnung der DEA-Prognosen in die betrachteten Nieder-
spannungsnetze dargestellt.

Die VNB haben bei den Niederspannungsnetzen eine sehr inho-
mogene Datenlage. Sofern bei den VNB geeignete rechenfahige
Netze fur die im Rahmen der Studie verwendeten Netzberech-
nungsprogramme vorliegen, kénnen diese direkt importiert und
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verwendet werden. Im Idealfall liegen die Netze lagerichtig mit
Auszligen aus dem Geoinformationssystem (GIS) vor.

Das entwickelte universelle Datenaustauschformat erlaubt den
Import rechenfahiger Netze aus den Netzberechnungsprogram-
men der VNB. Beim Import geht die lagerichtige Topologie der
Netze verloren, weshalb detaillierte Lagekarten der Leitungen fur
die weitere Verwendung erforderlich sind.

Wenn die Netze nur als digitale Karten in einem GIS vorliegen,
muissen diese manuell im Netzberechnungsprogramm nachgebil-
det werden. Die Vorgehensweise wird an einem Beispiel darge-
stellt.

Basierend auf der digitalen Ortsnetzkarte wird im verwendeten
Netzberechnungsprogramm die Topologie nachgebildet. Eingetra-
gene Leitungstypen und DEA mit Leistungsangabe vereinfachen
die exakte Nachbildung. Die Schaltzustdnde werden aus den ge-
lieferten Netzkarten abgeleitet und nach Méglichkeit beriicksichtigt.
Eine konsequent angewendete Nomenklatur bei der Benennung
der Betriebsmittel vereinfacht anschlieRende automatisierte Ver-
fahren im Netzberechnungsprogramm.

Wenn keine anderen Werte angeben sind, wird an jedem einge-
zeichneten Hausanschluss ein fester Leistungswert eingestellt. In
der Niederspannung findet in der Regel keine Leistungswerterfas-
sung einzelner Kunden statt. Angelehnt an [70] wird pro Hausan-
schluss ein Spitzenlastanteil von 2 kW angenommen. Dieser Wert
ist fur Haushalte mit einem Elektrifizierungsgrad 3 angegeben, der
auch eine elektrische Warmwasserbereitung bericksichtigt. Da
keine geeigneten Werte fur Kleingewerbe existieren und aus den
Karten die Nutzung der Geb&dude nicht hervorgeht, werden alle
Hausanschlisse gleich behandelt.

Die nachgebildeten NS-Netze aus dem GIS sind die Basis fir die
Detailanalyse der NS. In Abbildung 5.7 wird exemplarisch die
Uberfuhrung der geographischen Netzdaten in das Netzberech-
nungsprogramm dargestellt.
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Abbildung 5.7 Uberfiihrung der Netzinformationen aus lagerichtigem

Kartenmaterial in das Netzberechnungsprogramm

Die Ausbauwerte flr 2015, 2020 und 2030 liegen fir die verschie-
denen DEA und Spannungsebenen gemeindescharf vor. Uber das
Verhdltnis der Transformatornennleistung einer ONS zur summier-
ten Nennleistung aller Transformatoren einer Gemeinde wird jeder
ONS ein Anteil der Gemeindeprognose zugewiesen. Somit erhal-
ten ONS gleicher Nennleistung einen identischen Wert fur den
Zubau von DEA. Diese Umlegung erfolgt fir den Zubau von PVA,
KWKA und BMA. Der resultierende Wert fur die verschiedenen
Szenario-Stitzjahre wird in die im Abschnitt 5.1.1 vorgestellten
Anlagengrof3en (5, 10 oder 30 kW) quantisiert und zufallig auf die
von der Station abgehenden Strange verteilt. Dabei korreliert die
GroRRe der zugeteilten PVA mit der Grol3e der verfugbaren Dach-
flachen. In Abbildung 5.8 wird exemplarisch das Ergebnis fir die

drei Szenario-Stutzjahre dargestellt.
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Abbildung 5.8 Exemplarischer Zubau von PVA in den Stitzjahren
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In den Stitzjahren werden in der Niederspannung drei Betriebsfal-
le gerechnet. FUr jeden Betriebsfall wird eine komplexe Leistungs-
flussrechnung durchgefihrt und dberpruft, ob die in den Pla-
nungsgrundsatzen festgelegten betrieblichen Rahmenbedingun-
gen eingehalten werden. Die Starklast- und Ruckspeisefélle ent-
sprechen Tabelle 4.2. In dem dritten Betriebsfall wird gepruft, ob
die Spannungsanhebung durch DEA die Anforderungen nach [88]
erfullt. Bei einer Uberschreitung der Grenzwerte werden die stan-
dardisierten Netzausbauvarianten angewendet.

Die GKA [52] [10] ist eine weitere Methode zur Bewertung der
Auswirkungen des DEA-Zubaus auf die Verteilnetze. Mit der GKA
kann die Leistungsfahigkeit von elektrischen Verteilnetzen darge-
stellt werden, indem Grenzwerte fir die maximal Ubertragbare
elektrische Leistung bestimmt werden. Dabei werden sowohl die
thermischen Grenzen der Betriebsmittel als auch die Grenzen, die
aus den Mindestanforderungen an die statische Spannungshal-
tung folgen, bertcksichtigt.

Die GKA ermdglicht die Analyse grof3er Netzbereiche. Dazu wer-
den reale Netztopologien in vereinfachte Strukturen Gberfuhrt. In
Abbildung 5.9 wird die Uberfiihrung am Beispiel verzweigter Strah-
lennetze dargestellt. Komplexere Netzformen wie offene Ring-,
Tripel- oder Liniennetze werden analog tberfihrt, da die Leitungs-
abschnitte bis zur offenen Trennstelle als Strahlen betrachtet wer-
den konnen. Geschlossene Ringe, Maschennetze und Stitzpunkt-
netze kénnen mit der GKA nicht abgebbildet werden. Da Strahlen-
netze, offene Ring-, Tripel- oder Liniennetze die dominierenden
Netzformen der NS sind kann die Analysemethodik der GKA in der
Studie verwendet werden.
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Reale Netzstruktur
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Abbildung 5.9

MS/NS

Umwandlung der Netztopologie fur die GKA

Zur Bewertung realer Netzstrukturen werden die vom Hauptstrang
abgehenden Stiche als Lasten am Hauptstrang modelliert
(Abbildung 5.9, 1. Schritt). Damit kann ein Netzverstarkungsbedarf
des Hauptstrangs identifiziert werden, der durch Lasten oder DEA
des Hauptstrangs und der abgehenden Stiche hervorgerufen wird.
Ein eventueller Netzverstarkungsbedarf in abgehenden Stichaus-
l[Aufern kann durch die GKA nicht identifiziert werden. Da zur tech-
nischen Netzbewertung des Hauptstranges ausschliel3lich die
elektrische Lange des Stranges relevant ist, wird diese aus dem
topologischen Leitungsverlauf bestimmt (Abbildung 5.9, 2. Schritt).
Des Weiteren wird die reale Lastverteilung entlang eines Stranges
in eine typische Lastverteilung Gberfuhrt (Abbildung 5.9, 3. Schritt).
Die reale Verteilung der DEA wird ebenfalls in eine typische Vertei-
lung Uberfihrt. Somit kdnnen reale Netzstrukturen in vereinfachte
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Netzstrukturen Uberfiihrt werden, die durch folgenden Parameter-
satz beschrieben werden:

Leitungslange

dominierender Kabeltyp

Leistung und Verteilung der Lasten

Leistung und Verteilung der DEA
Um eine hdhere Betrachtungsgenauigkeit zu erreichen, werden im
Rahmen dieser Studie zuséatzlich der Freileitungsanteil des Haupt-
stranges und der dominierende Freileitungstyp erfasst. Damit kon-
nen reale Netzstrukturen mit Freileitungsanteilen im vereinfachten
Modell nachgebildet werden.
Die Leitungsparameter zur Beschreibung der NS-Netze werden im
Rahmen dieser Studie von den beteiligten VNB erhoben. Die ku-
mulierte Leistung der Verbraucher eines NS-Strangs wird aus der
Anzahl der Wohneinheiten Uber eine Gleichzeitigkeitsfunktion er-
mittelt, da bislang in der NS-Ebene keine Leistungswerte erfasst
werden. Dabei wird die bei Mehrfamilienhaussiedlungen im Ver-
gleich zu Einfamilienhaussiedlungen héhere Anzahl von Wohnein-
heiten pro Hausanschluss bericksichtigt.
Die Gleichzeitigkeitsfunktion g(n) bestimmt die Gleichzeitigkeit
des elektrischen Leistungsbedarfs flir n Wohneinheiten. Die Pa-
rameter g, = 0,17 und x = 0,75 sowie die Jahreshdchstlast einer
Wohneinheit P, wr = 4,5 kW werden nach [89] gewahlt.

1—-9»
gn) =g + -

Aus dem Produkt der Jahreshochstlast einer Wohneinheit Py, we
mit der Anzahl der n Wohneinheiten eines Stranges und der
Gleichzeitigkeitsfunktion g(n) kann die kumulierte Leistung der
Verbraucher eines NS-Strangs bestimmt werden.

P = Ppaxwg "1 g(n)
Die kumulierte installierte Leistung der verschiedenen DEA eines
Stranges wird aus GIS-Planen und den Erzeugerdatenbanken der
VNB separat bestimmt und den entsprechenden Stréangen zuge-
wiesen.
Innerhalb einer Spannungsebene kdnnen Strange mit identischer
Netzstruktur, identischen Kabel- bzw. Freileitungstypen und identi-
schem Verkabelungsgrad zu einem einheitlichen Netzkonzept zu-
sammengefasst werden. Strange desselben Netzkonzepts kdnnen
in einem Grenzkurvendiagramm dargestellt und bewertet werden.



Methodik zur Bestimmung des Netzausbaubedarfs

Starklastfall

Bei dieser Analysemethode beschreiben Grenzkurven die mit ei-
nem Netzkonzept maximal Ubertragbare Wirkleistung in Abhéngig-
keit der Leitungslange. In Abbildung 5.10 sind exemplarische
Grenzkurvenverlaufe fur den Starklast- und den Rulckspeisefall
eines Netzkonzeptes dargestellt.
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Schematische Darstellung der Grenzkurvenverlaufe

Die Grenzkurven fir den Starklast- und den Riickspeisefall weisen
fur kurze Leitungslangen einen harizontalen Verlauf auf. In diesem
Bereich wird die Ubertragungskapazitat durch die maximale Be-
triebsmittelbelastung begrenzt. Die Grenzen des Spannungsban-
des werden nicht erreicht. Fur grof3ere Leitungslangen weisen die
Grenzkurven einen nicht linear ansteigenden bzw. abfallenden
Verlauf auf. In diesem Bereich wird die Ubertragbare Wirkleistung
durch die Grenzen des Spannungsbandes begrenzt. Die maximal
zulassige Betriebsmittelbelastung wird nicht erreicht.

Die Betriebszustande eines Stranges werden bei der GKA, wie in
Abbildung 5.11 dargestellt, durch zwei Wertepaare pro Strang be-
schrieben. Dabei wird das Wertepaar aus der Leitungsléange und
der Leistung im dimensionierungsrelevanten Lastfall im Starklast-
bereich eingetragen. Im Rickspeisebereich des Grenzkurvendia-
gramms wird das Wertepaar aus der Leitungslange und der Leis-
tung im Ruckspeisefall eingetragen.
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Abbildung 5.11

Schematische Darstellung der Betriebszustandsbewertung

Betriebszustande innerhalb der Grenzkurven erfillen samtliche
technische Nebenbedingungen. Veranderungen im Netz kdnnen
bei der GKA durch Entwicklungspfade von Arbeitspunkten abge-
bildet werden. Sofern ein Entwicklungspfad eines zunachst zulas-
sigen Arbeitspunktes beispielsweise durch Zubau von DEA die
Grenzkurve schneidet, ist dieser fur das betrachtete Netzkonzept
nicht zulassig. Somit stellt das Uberschreiten der Grenzkurve eine
Ursache fur Netzverstarkungsmafl3nahmen dar.

Die Grenzkurven fir ein bestimmtes Netzkonzept kbénnen mit ei-
nem numerischen oder analytischen Verfahren bestimmt werden.
Beim numerischen Verfahren wird das zu bewertende Netzkonzept
unter Berticksichtigung der Netzstruktur sowie der Verteilung von
Lasten und Energieumwandlungsanlagen in einem Netzberech-
nungsprogramm modelliert. In Abbildung 5.12 ist eine vereinfachte
Netzstruktur mit gleichmafiger Lastverteilung dargestellt. Dabei
sind die Leitungslange L und die kumulierte Leistung P aller Las-
ten oder DEA steuerbare Parameter.
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Abbildung 5.12

Abbildung 5.13
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P = aller Lasten
Vereinfachte Netzstruktur fir das numerische Verfahren

Durch Anwendung des in Abbildung 5.13 beschriebenen numeri-
schen Verfahrens kann die mit einem Netzkonzept Ubertragbare
Wirkleistung in Abhangigkeit der Leitungslange bestimmt werden.

Startwerte P, L

Leitungslange wird
erhoht L = L+1

Leistung wird erhoéht

P=P+1
Leistung auf null
setzen P =0
. ja
krit. Spannung?
. PundL als
nein Datenpaar in Kurve
dokumentieren
nein ja

krit. Belastung?

Vorgehensweise beim numerischen Grenzkurvenverfahren

Die Leitungslange L wird auf einen geeigneten Startwert gesetzt
und anschlieBend entweder die Leistung P der DEA oder der Ver-
braucher sukzessiv erhdht, bis ein kritischer Spannungswert am
Ende des Stranges oder ein kritischer Belastungswert entlang des
Stranges erreicht wird. Bei einer kritischen Spannung oder einer
kritischen Belastung werden der aktuelle Leistungswert und die
Leitungslange als Datenpaar in der Kurve dokumentiert. Anschlie-
Rend wird die Leistung auf null gesetzt und die Leitungslange er-
hoht, um wie zuvor das néchste Datenpaar der Grenzkurve zu
bestimmen.

Das analytische Verfahren zur Bestimmung von Grenzkurven ist in
[52] beschrieben. Beim analytischen Verfahren werden vereinfach-
te Netzstrukturen mit typischer Lastverteilung, wie sie beim nume-
rischen Verfahren angewandt werden, in vereinfachte Ersatz-
schaltbilder Gberfuhrt. Die Netzstrukturen werden dabei soweit
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a)

b)

Abbildung 5.14

vereinfacht, dass sie durch eine Ersatzlast mit kirzerer Leitungs-
lange abgebildet werden koénnen. In Abbildung 5.14 wird der
Ubergang auf das Ersatzschaltbild fiir das analytische Verfahren
dargestellt.

VY Y Y Y Y Y Yy v v

Ubergang zum Ersatzschaltbild fiir das analytische Verfahren

Nach [70] zeigt ein Strang a) mit homogener Lastverteilung das-
selbe physikalische Verhalten wie ein Strang b) mit halber Lange
und einer Punktlast am Leitungsende. Dieser physikalische Zu-
sammenhang wird durch dem Lastangriffsfaktor ¢, ,,; beschrieben.
Damit wird ¢, In Abhangigkeit der Lastverteilung wie folgt defi-
niert:

homogene Verteilung: €;,5 = 0,5

punktférmig am Ende: €;,5; = 1,0
Fir homogen oder punktférmig verteilte DEA ergeben sich fur den
Ruckspeisefall entsprechende Angriffsfaktoren epr,. Die Angriffs-
faktoren kénnen im analytischen Modell frei gewahlt werden, um
die realen Netzverhaltnisse bestmdglich abzubilden.
Im Rahmen dieser Studie wird fir die GKA das analytische Verfah-
ren genutzt. Die Last- und DEA-Angriffsfaktoren werden nach Net-
zen der Detailanalyse parametriert. Dazu werden die Last- und
DEA-Angriffsfaktoren der Detailnetzstrange mehrerer Netzgebiets-
klassen bestimmt. Da die bestimmten Last- und DEA-
Angriffsfaktoren eine gewisse Streuung aufweisen, werden durch-
schnittliche Angriffsfaktoren fir die analytische GKA gewahlt.
Durch die Festlegung durchschnittlicher Angriffsfaktoren wird der
Netzverstarkungsbedarf bei einzelnen Stréangen Uber- und bei an-
deren StrAngen unterschatzt. Bei grof3eren Netzbereichen kom-
pensieren sich diese Effekte, sodass ein realistischer Netzverstar-
kungsbedarf ermittelt werden kann. [53]
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Starklastfall

Bei der Anwendung der GKA wird jeder Strang eines Versor-
gungsgebietes einem Netzkonzept zugeordnet. Flr die in einem
Versorgungsgebiet auftretenden Netzkonzepte werden die ent-
sprechenden Grenzkurven bestimmt. Damit ist fur jeden Strang
eines Versorgungsgebietes die passende Grenzkurve bestimmt.
Die zu einem Netzkonzept gehtrenden Strange werden dann mit
der Stranglange, der auftretende Jahreshochstlast und der im Jah-
resverlauf maximal auftretenden Rickspeisung in dem zuvor er-
mittelten Grenzkurvendiagramm eingetragen. Dies ist schematisch
in Abbildung 5.15 dargestellt.
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Schematische Darstellung des Grenzkurvendiagramms fur den
Ausgangszustand

Die aktuelle Versorgungssituation wird somit fir ein Netzkonzept
eines Netzgebiets durch eine Punktwolke im zugehérigen Grenz-
kurvendiagramm beschrieben. Anhand des Abstands eines Da-
tenpaars zur Grenzkurve kann die fiir jeden Strang verbleibende
Anschlusskapazitat fur weitere DEA oder Lasten abgeschéatzt wer-
den.

Der Zubau der prognostizierten DEA-Leistung bewirkt eine Ver-
schiebung der Punktwolke. Sofern Strange nach dem DEA-Zubau
die Grenzkurve Uberschreiten, wird eine Netzverstarkung dieser
kritischen  Strange gemdall den Standard-NS-Netzausbau-
Varianten erforderlich (Abbildung 5.16).Sofern ein Strang auf
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Grund hoher DEA-Einspeisung einen kritischen Betriebszustand
aufweist, wird der kritische Strang in zwei unkritische Strange
Uberfuhrt (Abbildung 5.17).
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Abbildung 5.16 Schematische Darstellung des Grenzkurvendiagramms fur den
DEA-Zubau
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Abbildung 5.17 Schematische Darstellung von Netzverstarkungsmaflinahmen
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Das im Rahmen der Netzverstarkungsmaflnahme parallel gelegte
Kabel Gbernimmt auf Grund der zusatzlich eingefiihrten Trennstel-
le einen Teil des urspringlichen Leistungsflusses. Daher wird der
urspruinglich kritische Strang weniger stark belastet, sodass ein
zulassiger Betriebszustand erreicht wird. Ein kritischer Strang wird
somit in zwei unkritische Stréange Uberfihrt.

Sofern durch den DEA-Zubau bei Transformatoren ein kritischer
Betriebszustand erreicht wird, wird auch hier eine Netzverstarkung
erforderlich. Durch die Aufteilung des verfligharen Spannungsban-
des auf die Netz- und Umspannebenen hat der Tausch oder Zu-
bau eines Transformators keinen Einfluss auf die Ubertragungska-
pazitat der unterlagerten Leitungen, sodass bei einer Verstarkung
von Transformatoren keine neuen Grenzkurven bestimmt werden
mussen.

Die Zuordnung der Prognosen erfolgt fir ONS in der GKA analog
zur Detailanalyse. Die DEA-Prognosen fiur die Stitzjahre 2015,
2020 und 2030 liegen regionalisiert und nach Spannungsebenen
getrennt vor. Uber das Verhaltnis der Transformatornennleistung
einer ONS zur summierten Nennleistung aller Transformatoren
einer Gemeinde wird jeder ONS ein Anteil der Gemeindeprognose
zugewiesen. Somit erhalten ONS gleicher Nennleistung einen
identischen Prognosewert fiir den DEA-Zubau. In Anhang 9.2 wer-
den mit Hilfe der GKA die Auswirkungen einer inhomogenen Ver-
teilung der Prognosen auf die ONS untersucht.

AnschlieRend werden die Prognosewerte der ONS auf die unterla-
gerten Strange verteilt und auf reale Anlagengrof3en diskretisiert.
Zur strangscharfen Zuteilung kdnnen die folgenden Verteilschlis-
sel genutzt werden:

Verteilung nach Stranglange
Verteilung nach Last
homogene Verteilung

Die homogene Verteilung der Anlagen wird nicht genutzt, da durch
die Verteilung nach Strangléange oder die Verteilung nach Last die
Auftrittswahrscheinlichkeit der Anlagen besser abgebildet werden
kann. Fur die strangscharfe Zuteilung der PVA werden in Abhan-
gigkeit der Anlagennennleistung folgende Verteilschliissel verwen-
det:
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PVA bis 10 kW: Verteilung nach Last
PVA ab 10 kW: Verteilung nach Stranglange

Bei der Verteilung nach Last wird die auftretende Jahreshdchstlast
als Mald fur die Anzahl der durch einen Strang versorgten
Wohneinheiten interpretiert. Es wird angenommen, dass die Auf-
trittswahrscheinlichkeit von PVA geringer Nennleistung mit der
Anzahl der versorgten Wohneinheiten korreliert.

Bei der Verteilung nach Stranglange wird angenommen, dass die
Auftrittswahrscheinlichkeit von PVA hoher Nennleistung mit der
Stranglénge korreliert. Vergleichsweise kurze Strange im inner-
stadtischen Bereich erhalten folglich weniger leistungsstarke PVA-
Einspeisung als vergleichsweise lange Strange in landlichen Ge-
bieten. Bei der Anlagenverteilung nach Stranglange wird zusatzlich
bertcksichtigt, dass Parallelkabel aus Netzverstarkungsmalnah-
men nicht prognosebehaftet sind.

Die Zuordnung von KWKA zu den einzelnen Strangen erfolgt
ebenfalls in Abhangigkeit der aufgetretenen Jahreshdchstlast.
KWEA und BMA werden dagegen in Abhangigkeit der Stranglange
den Strangen einer ONS zugeordnet. Bei DEA, die direkt in der
MS/NS-Umspannebene angeschlossen werden, entféllt die Zuord-
nung der Anlagen zu einzelnen Strangen.

In dieser Studie wird die Ermittlung des Netzverstarkungsbedarfs
durch die Detail- und Grenzkurvenanalyse parallel durchgefihrt.
Beide Methoden sind voneinander unabhéngig und ermdglichen
so eine wechselseitige Absicherung der Untersuchungsergebnis-
se. Zum Vergleich wird ein Versorgungsgebiet aus mehreren
Netzgebietsklassen mit beiden Untersuchungsmethoden analy-
siert. Von 38 Ortsnetztransformatoren werden die unterlagerten
NS-Netze mit insgesamt 222 Abgangen verglichen.

Basierend auf den realen Netzdaten der Detailanalyse werden die
Eingangsdaten fir die GKA erhoben. Aus der Lage der Lasten und
DEA an den Strangen werden die Last- und DEA-Angriffsfaktoren
bestimmt und im Histogramm Abbildung 5.18 dargestellt.

Im Folgenden wird die Ermittlung der DEA-Angriffsfaktoren be-
schrieben. Das arithmetische Mittel der DEA-Angriffsfaktoren be-
tragt 0,56 und der Median liegt bei 0,54.
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Abbildung 5.18
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Ermittelte Haufigkeitsverteilung der DEA-Angriffsfaktoren in der NS

Die Haufigkeitsverteilung des DEA-AnNgriffsfaktors besitzt ein Ma-
ximum bei 1,0 auf Grund der Uberlagerung zweier Effekte.

Zum einen ergibt sich bei einigen Strangen durch die stochasti-
sche Verteilung, dass nur eine DEA am Strangende installiert ist.
Zum anderen werden grolRere NS-Verbraucher wie 6ffentliche Ge-
béaude, Gewerbe und landwirtschaftliche Betriebe wegen des ho-
heren Leistungsbedarfs haufig direkt an eine ONS angeschlossen.
Sofern bei diesen Geb&auden eine DEA errichtet wird, befindet sich
diese am Ende des jeweiligen Stranges, der somit einen DEA-
Angriffsfaktor von 1,0 aufweist. Dieser Sonderfall wurde bei der
Ermittlung der durchschnittlichen Angriffsfaktoren nicht beriicksich-
tigt. Fur den vorliegenden Datensatz wird mit der GKA der erfor-
derliche Netzverstarkungsbedarf mit verschiedenen Parametrie-
rungen bestimmt. Dabei werden exakte sowie pauschale Angriffs-
faktoren verwendet. Der resultierende Netzverstarkungsbedarf fir
die untersuchten NS-Netze ist in Tabelle 5.3 dargestellt.

Tabelle 5.3 Auswirkung des DEA-AnNgriffsfaktors auf den Ausbaubedarf

Methode und Parametrierung Ausbaubedarf [m] Abvv_eichung aur
Detailanalyse [%)]

NS-Detailanalyse 1.460 -

GKA mit exakten Angriffsfaktoren 1.322 -10

GKA mit epz4 = 0,40 713 -51

GKA mit epp, = 0,45 1.039 -29

GKA mit epg4 = 0,50 1.360 -7

GKA mit epz,4 = 0,55 1.621 +11

128
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Nach der DA betragt der ermittelte Netzverstarkungsbedarf
1.460 m NS-Kabel. Wenn bei jedem Strang die exakten Angriffs-
faktoren verwendet werden, wird mit der GKA ein Netzverstar-
kungsbedarf von 1.322 m NS-Kabel bestimmt. Damit fallt der
Netzverstarkungsbedarf bei der GKA um 10 % geringer als bei der
Detailanalyse aus. Dies ist durch die Unterschatzung des Netzver-
starkungsbedarfs bei einzelnen Strangen mit langen Stichausléu-
fern und leistungsstarken DEA begriindet. Gleichzeitig wird der
Netzverstarkungsbedarf bei Strangen mit stark wechselnden
Querschnitten teilweise Uberschatzt, da in der GKA ausschlief3lich
dominierende Kabel- bzw. Freileitungstypen verwendet werden.
Fur groRere Netzdatenmengen, wie sie im Rahmen der Studie
betrachtet werden, ist eine exakte Bestimmung der Last- und DEA-
Angriffsfaktoren fur jeden NS-Abgang nicht mdglich. Basierend auf
der statistischen Auswertung der Angriffsfaktoren wird der Netz-
verstarkungsbedarf fir pauschal angesetzte Angriffsfaktoren ermit-
telt. Die GKA reagiert sensitiv auf Anderungen des DEA-
Angriffsfaktors. Im Bereich von 0,50 bis 0,55 ist der Netzverstar-
kungsbedarf mit der DA vergleichbar. Vor dem Hintergrund der
statistischen Auswertung, der ungewissen zukinftigen Entwicklung
der DEA-Angriffsfaktoren und der Untersuchung der Auswirkungen
der Parametrierung der DEA-Angriffsfaktoren wird der DEA-
Angriffsfaktor auf 0,55 festgelegt. Der hohere Wert kann auf3erdem
durch die haufig bei landlichen Strukturen am Strangende grof3e-
ren fir PVA verfugbaren Dach- und Freiflachen begriindet werden.
Der im Vergleich zum DEA-Angriffsfaktor geringere Lastangriffs-
faktor von 0,40 bildet die Positionierung von ONS im Lastschwer-
punkt und die insbesondere bei landlichen Strukturen geringere
Siedlungsdichte am Strangende ab.

Durch die statistische Auswertung von Angriffsfaktoren und die
Definition pauschaler Angriffsfaktoren liefern die Detail- und die
Grenzkurvenanalyse ein vergleichbares Ergebnis. Gleichzeitig
bleibt die Unabhangigkeit der Bewertungsverfahren erhalten. Da-
mit stehen die DA zur exakten Nachbildung von lokalen Versor-
gungsaufgaben und die GKA zur automatisierten Untersuchung
grol3er Netzdatenmengen zur Verfligung.
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Die Datenbasis fur die Untersuchungen in der NS setzt sich nach
Tabelle 5.4 zusammen. Durch die hohe Anzahl der untersuchten
Netze ist eine breite Grundlage geschaffen. Neben der Berilick-
sichtigung lokaler Besonderheiten werden so die in Kapitel 3.3
gebildeten NGK gut reprasentiert. Jede NGK tritt bei mindestens
zwei VNB auf.

Datengrundlage fur die NS-Netzanalyse

10 13

34 190

177 826
73 MVA 190 MVA
359 km 1500 km

Wie in der Niederspannungsanalyse werden fir die Mittelspan-
nung ebenfalls die Detail- und Grenzkurvenanalyse als sich ergan-
zende Methoden verwendet.

Unter Bericksichtigung lokaler und regionaler Gegebenheiten
kénnen in der Detailanalyse Mittelspannungsnetze bewertet wer-
den. Die Vorgehensweise bei der Aufbereitung von Netzdaten und
der Zuweisung von Lasten sowie DEA wird in diesem Kapitel be-
schrieben.

Fur die Detailanalyse in der Mittelspannung sind rechenfahige
Netze zwingend erforderlich, da die manuelle Nachbildung eines
Netzbereichs der Mittelspannung im gegebenen Studienzeitrah-
men nicht mdglich ist. Sofern die VNB ein, von den Standard-
Netzberechnungsprogrammen der Studie abweichendes Pro-
gramm verwenden, missen die Netzdaten aufbereitet werden. Aus
Griunden der Inkompatibilitdt zwischen den Datenformatinterpreta-
tionen der einzelnen Netzberechnungsprogramme wurde hierfur
ein Importformat flr Netzdaten entwickelt. Insbesondere bei den
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importierten Netzdaten sind von den zu analysierenden Netzberei-
chen detaillierte Lagekarten und Stromkreisplane erforderlich. Nur
so kann eine Anpassung an lokale Gegebenheiten gewahrleistet
werden.

Fir eine optimale Abbildung des realen Netzes sollten die beste-
henden DEA der unterlagerten NS-Netze als Ersatzeinspeisungen
an den ONS in der MS mit bertcksichtigt werden. Eine detaillierte
Nachbildung aller unterlagerten Niederspannungsnetze ist im
Rahmen dieser Studie auf Grund der Datenlage bei den VNB nicht
maoglich.

Die importierten Netze wurden dahingehend validiert, dass sie den
realen Zustand korrekt abbilden. Dazu gehdrte neben der Priifung
der Leistungsflussergebnisse auch die Uberpriifung der Schaltzu-
stande im ungestoérten Betrieb.

In den MS-Netzen der VNB liegen heute nur in Ausnahmefallen
Leistungswerte in den ONS vor. In der Regel wird der Betrag des
Maximalstroms der ONS mit Schleppzeigerinstrumenten gemes-
sen. Diese Werte werden haufig nicht zentral erfasst und haben
nur eine geringe Aussagekraft Uber den maximal auftretenden
Betriebsstrom, da Fehlerstrome ebenfalls erfasst werden. Fir die
Ermittlung der Lasten an den einzelnen ONS im MS-Netz wird ein
Skalierungsfaktor M aus den Daten der VNB berechnet, mit dem
die ONS-Nennleistung Pyys, flr eine ONS k skaliert wird. Der
Skalierungsfaktor beschreibt fur das Netz eines UW j das Verhalt-
nis zwischen maximal auftretender Last am UW Py, ; und der
Summe der Nennleistung aller in dem Netzgebiet installierten ONS
Yi Pons;- Er variiert fiir die VNB und liegt in einer GréR3enordnung
von 0,3 bis 0,5. Sofern keine detaillierten Daten zur Verfigung
stehen, werden die an den ONS angeschlossenen Niederspan-

nungslasten Pyys k. req: Quf folgende Weise berechnet:

M
—_———

Pyw,j P
YiPons,i ONSk

PONS,k,real =

Der Ausbau der Leistung aller PVA innerhalb einer Gemeinde rich-
tet sich nach dem in Kapitel 5.2.1 berechneten Wert. Die zusatz-
lich von den VNB zur Verfigung gestellten Prognosen Ppy,ynp
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enthalten Informationen zur Aufteilung auf die Spannungsebenen
(Ans, Ays)- Dieses Verhaltnis wird auf den gemeindescharf prog-
nostizierten Wert Ppy,geny Ubertragen und auf die NS- und MS-
Ebene umgerechnet:

Ppyacemns = Ppvacem " Ans

Ppyacemms = Ppvacem " Ams
Die bestimmte Summenleistung der Mittelspannungsanlagen
Ppyacemms Wird auf sinnvolle AnlagengroRen aufgeteilt. Wenn die
prognostizierte Mittelspannungsleistung einer Gemeinde zu niedrig
fur eine konkrete Anlage ist, werden die Leistungen mehrerer Ge-
meinden, die durch das UW versorgt werden, zusammengefasst.
Die Anlagen werden anschliel3end als GrofRanlagen an geeigneten
Stellen im Netz installiert. Anhand der zur Verflgung gestellten
Karten werden, soweit erkennbar, Konversionsflachen und Streifen
an Infrastrukturachsen bevorzugt bebaut.
Die Niederspannungsanlagen werden in der MS durch die be-
schriebene Vorgehensweise ebenfalls berlcksichtigt. An jeder
identifizierten ONS wird die Summenleistung aller unterlagerten
Anlagen Ppy 4 ons @angeschlossen:

P PVA,ONS = M- P PVA,GemNS

Bei der Verteilung der prognostizierten Leistung bei WEA wird
ahnlich wie bei der Zuordnung der PVA vorgegangen. Die prog-
nostizierte Leistung pro Gemeinde wird mit der Prognose uber die
Verteilung auf die Spannungsebenen der VNB verrechnet. Fir die
Verteilung in der Flache werden wieder feste Anlagengrof3en ge-
wahlt. Wird in einer Gemeinde der Wert flr eine Anlage unter-
schritten, werden die Prognosen der umliegenden Gemeinden mit
bertcksichtigt und ein gemeinsamer Windpark an geeigneter geo-
graphischer Stelle im Netz errichtet. Der daraus resultierende
Ausbaubedarf wird den Gemeinden anteilig zugeteilt. Generell wird
darauf geachtet, dass die WEA auf den Flachen der Gemeinde
gebiundelt aufgestellt werden. Die wahrscheinlichsten und realisti-
schen Standorte werden bei Bedarf in Absprache mit dem ortli-
chen VNB ermittelt.
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Die Vorgehensweise bei der Zuordnung der Prognose bei BMA
und KWKA erfolgt nach dem gleichen Muster wie bei PVA und
WEA.

Nach der Zuteilung der Ausbauwerte fir die Stltzjahre 2015, 2020
und 2030 wird der Netzausbaubedarf fir die einzelnen Stitzjahre
aufeinander aufbauend bestimmt. Dieses Vorgehen wird gewahlt,
da die heutigen regulatorischen Rahmenbedingungen eine Be-
trachtung eines grof3eren Zeithorizontes nicht erlauben. Somit er-
folgt ausschlie3lich ein ereignisorientierter Netzausbau. Wenn bei
der Durchfihrung von Leistungsflussrechnungen entweder thermi-
sche Grenzen, das zulassige Spannungsband oder die Anschluss-
richtlinien verletzt werden, wird in den betroffenen Bereichen das
Netz nach den vorgestellten Planungsgrundlagen ausgebaut.

Die Optimierung des Schaltzustandes wird in der Netzplanung
nicht bericksichtigt, da diese als Freiheitsgrad fir den Netzbetrieb
erforderlich sind.

Die Methodik der MS-GKA entspricht in wesentlichen Teilen der
Methodik der NS-GKA. Daher werden nachfolgend nur die metho-
dischen Besonderheiten der MS-GKA bei der Umwandlung der
Netztopologie und der Zuteilung von DEA beschrieben.

Bei der MS-GKA werden reale Netzstrukturen in vereinfachte
Netzstrukturen tberfiihrt. Fir die Uberfiihrung komplexerer realer
Netzstrukturen gelten die gleichen Grundséatze wie bei der NS-
GKA. Dazu wird bei der MS-GKA folgender Parametersatz ge-
nutzt:

Leitungslange

dominierender Kabeltyp

dominierender Freileitungstyp

Freileitungsanteil

Leistung im Starklastfall

Leistung im Rickspeisefall

Leistung der DEA mit Anschluss in der MS-Ebene
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Die Leistung im Starklast- oder Rickspeisefall kann aus der
Messwerterfassung der Netzflhrung angegeben werden, da die
MS-Abgangsfelder der HS/MS-Umspannwerke héaufig leistungs-
gemessen sind. Die Leistung der DEA mit Anschluss in der MS-
Ebene wird aus den Netzpldnen bestimmit.

Bei der Zuordnung der Ausbauwerte fir HS/MS-Umspannwerke
wird in der GKA nach stadtischen und landlichen Versorgungsge-
bieten differenziert. In landlich gepragten Versorgungsgebieten
werden durch ein HS/MS-Umspannwerk mehrere Gemeinden ver-
sorgt. In diesem Fall werden die gemeindescharfen Prognosen fur
den DEA-Zubau der versorgten Gemeinden auf das HS/MS-
Umspannwerk aggregiert. Bei stadtischen Versorgungsgebieten
versorgt ein HS/MS-Umspannwerke nur einen Teil der Gemeinde.
In diesem Fall wird die Gemeindeprognose uber den Verteil-
schlissel der HS/MS-Transformator-Nennleistungen auf die ein-
zelnen HS/MS-Umspannwerke verteilt. Dabei wird jedem Um-
spannwerk ein Anteil der Gemeindeprognose zugewiesen, der
Uber das Verhaltnis der Transformator-Nennleistung des jeweiligen
Umspannwerks zur summierten Transformator-Nennleistung der
jeweiligen Gemeinde bestimmt wird.

AnschlieRend werden die Prognosewerte fir DEA mit Anschluss in
der HS/MS-Umspannebene, die bereits den Umspannwerken zu-
geteilt sind, diskretisiert. Sofern der Prognosewert fiur DEA mit
Anschluss in der HS/MS-Umspannebene kleiner als die typische
Anschlussgrof3e in der HS/MS-Umspannebene ist, wird keine An-
lage gebaut. Dieser Prognosewert wird auf ein benachbartes
HS/MS-Umspannwerk, das sich im Versorgungsgebiet des glei-
chen VNB befindet, Ubertragen.

Des Weiteren werden die MS-WEA-Prognosewerte, die bereits
den Umspannwerken zugeteilt sind, auf reale WEA-Gr63en diskre-
tisiert und dem jeweils langsten Strang eines Umspannwerks zu-
gewiesen. Durch dieses Vorgehen werden der Zubau von Einzel-
anlagen und der Zubau von kleineren Windparks abgebildet.

Die Prognosewerte fir MS-PVA und MS-BMA werden Uber den
Verteilschlissel der Stranglange auf die Strdnge der HS/MS-
Umspannwerke verteilt und anschliel3end diskretisiert. Dabei wird
jedem MS-Strang ein Anteil der HS/MS-Umspannwerksprognose
zugewiesen, der Uber das Verhéltnis der Lange des jeweiligen MS-
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Abgangs zur summierten Lange aller Abgange des HS/MS-
Umspannwerks bestimmt wird. Bei einem Prognosewert kleiner
der typischen Anlagengréf3e kann keine Anlage errichtet werden.
Diese Prognosewerte werden einem benachbarten Strang oder
einem benachbarten HS/MS-Umspannwerk zugeordnet.

Die Zuordnung der MS-WEA, MS-PVA und MS-BMA in Abhangig-
keit der Stranglange auf einzelne Strange ist geeignet, da MS-
WEA, MS-PVA und MS-BMA einen hohen Flachenbedarf aufwei-
sen und die lAngeren Strange eines HS/MS-Umspannwerks in
Gebiete mit ausreichenden Freiflachen fuhren.

Anlagen mit Anschluss in der NS-Ebene sowie Anlagen, die Ver-
braucher mit Warme versorgen, werden dagegen in Abhangigkeit
der Jahreshdchstlast auf die Strdnge der HS/MS-Umspannwerke
verteilt, da die Jahreshdchstlast mit der Anzahl der versorgten
Wohneinheiten korreliert. Dabei wird jedem MS-Strang ein Antell
der HS/MS-Umspannwerksprognose zugewiesen, der Uber das
Verhéltnis der Jahreshochstlast des jeweiligen MS-Abgangs zur
summierten Jahreshdchstlast aller Abgange des jeweiligen
HS/MS-Umspannwerks bestimmt wird.

DEA werden in Abhangigkeit der Stranglange bzw. der Jahres-
hdchstlast wie folgt zugeordnet:

Stranglange:

MS-WEA
MS-PVA
MS-BMA

Jahreshochstlast:

NS-PVA

MS-KWKA

NS-KWKA
Bei der Anlagenverteilung nach Stranglédnge wird zusétzlich be-
ricksichtigt, dass Parallelkabel aus NetzverstarkungsmaRhahmen
nicht prognosebehaftet sind.

Analog zur NS-GKA werden auch bei der MS-GKA pauschale
Last- und DEA-Angriffsfaktoren festgelegt. Fir die MS-GKA wer-
den g;45¢ = 0,40 und epg, = 0,55 verwendet.

Die Festlegung des Lastangriffsfaktors auf 0,40 bildet die Positio-
nierung von HS-/MS-Umspannwerken im Lastschwerpunkt und die
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insbesondere bei landlichen Strukturen geringere Siedlungs- und
Lastdichte am Strangende ab. Dies wird durch an einzelnen MS-

Strangen exemplarisch ermittelte ¢; . bestatigt.

Der DEA-ANgriffsfaktor wird in der MS-Ebene durch die Rickspei-
sung aus der NS-Ebene und den direkt in der MS-Ebene ange-
schlossenen DEA beeinflusst. MS-DEA mit hoher Nennleistung
kénnen haufig nicht in unmittelbarer Nahe zu HS/MS-
Umspannwerken errichtet werden. Die UW liegen historisch be-
dingt im Lastschwerpunkt und erst am Strangende sind ausrei-
chende Freiflachen fir diese Anlagen verfigbar. Daher wird im
Rahmen dieser Studie ein MS-DEA-Angriffsfaktor von epz4 = 0,55

verwendet.

Die Datenbasis fiur die Untersuchungen in der MS setzt sich nach
Tabelle 5.5 zusammen. Durch die hohe Anzahl der untersuchten
Netze ist eine breite Grundlage geschaffen. Neben der Berilick-
sichtigung lokaler Besonderheiten werden so die in Kapitel 3.3
gebildeten NGK gut reprasentiert. Jede NGK tritt bei mindestens

zwei VNB auf.

Datengrundlage fir die MS-Netzanalyse

10 13
99 1490
20 170

1416 MVA 10248 MVA
2472 km 14000 km

Die Analyse der HS-Ebene unterliegt anderen Bedingungen als die
der NS und MS. Bedingt durch die vermaschte Netzstruktur wird

ausschlieRlich die Detailanalyse verwendet.

Unter Beriicksichtigung lokaler und regionaler Gegebenheiten
kénnen Hochspannungsnetze anhand der Detailanalyse bewertet
werden. Die Vorgehensweise bei der Aufbereitung von Netzdaten,
die Zuweisung von Lasten sowie DEA und die Nachbildung des

Ubertragungsnetzes werden nachfolgend beschrieben.
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Fir die Netzausbauplanungen werden rechenfahige Netze in den
verwendeten Netzberechnungsprogrammen sowie ein Netzplan,
der eine geographische und schematische Darstellung der Netzre-
gion widerspiegelt, bendétigt.

Der Import der VNB-Datensatze in die verwendeten Programme ist
mit einem partiellen Datenverlust verbunden, so dass eine manuel-
le Nachbearbeitung der Datensatze unerlasslich ist. Die graphi-
sche Darstellung des Netzes muss immer manuell rekonstruiert
werden, was mit einem betrachtlichen Zeitaufwand verbunden ist.

Die heutigen Lastwerte und installierten Leistungen der DEA wer-
den aus uUbermittelten Datensatzen der VNB ubernommen, um
eine hohe Préazision beizubehalten. Die Zuteilung der prognosti-
Zierten zusatzlichen DEA-Leistungen erfolgt mit Hilfe einer von den
VNB zur Verfiigung gestellten Zuordnung der versorgten Gemein-
den zu den entsprechenden 110-kV-Netzknoten. Der VNB ist aber
nicht zwangslaufig auch Mittel- und Niederspannungsversorger,
weshalb diese Zuordnung teilweise anhand 6ffentlich zugénglicher
Quellen und Erfahrungswerte durch die zustdndigen VNB abge-
schatzt wird.

Die Aufteilung der zuzubauenden DEA-Leistungen in den Ge-
meinden auf die Spannungsebenen erfolgt anhand prozentualer
Faktoren, die durch die VNB geliefert werden. Die prognostizierte
DEA-Leistung der Gemeinden in der HS wird Uber alle Gemein-
den, die von einem UW versorgt werden, zu sinnvollen Leistungs-
klassen zwischen 15 MW und 30 MW aggregiert und am UW an-
geschlossen. Falls diese Leistungklassen nicht erreicht werden,
werden die Gemeinden mehrerer UW bei der Aggregation berick-
sichtigt. Der Anschluss dieser GrofRanlagen erfolgt ausschlief3lich
an landlichen Umspannwerken mit einem hohen prognostizierten
Zubau des jeweiligen Energietragers. Diese werden als span-
nungsgeregelt modelliert, wobei eine Beriicksichtigung der Blind-
leistungsgrenzen nach [90] erfolgt.

Die Berticksichtigung des Ubertragungsnetzes ist fiir die Betrach-
tung und Auslegung der 110-kV-Netze durch die Auswirkungen
von Ubergeordneten Leistungstransfers und die damit verbunde-
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nen hervorgerufenen Leistungsflisse in das 110-kV-Netz von ho-
her Bedeutung. Die Ubertragungsnetzdarstellung ist ebenso fiir die
Errichtung zusatzlicher Verknupfungspunkte zur 110-kV-Ebene
relevant. Eine Ersatzdarstellung, bestehend aus Ersatzlangszwei-
gen und Ersatzspannungsquellen, ist nur teilweise Liefergegen-
stand der VNB.

Ist das Ubertragungsnetz nicht Bestandteil der Datenlieferung,
erfolgt eine Ersatzdarstellung durch Nachbildung anhand von 6f-
fentlich zuganglichem Kartenmaterial. Die korrekte Nachbildung
wurde validiert. Zusatzlich werden aufbauend auf den Ausle-
gungsszenarien auch Belastungsszenarien fur das Ubertragungs-
netz entwickelt. Diese bilden typischerweise bei hoher WEA Ein-
speisung einen Nord-Sud-Transit nach.

Die Freileitungen werden mit typischen Leitungsparametern so-
wohl fur die 380-kV- als auch 220-kV-Ebene nachgebildet. Die
Parameter konnen Tabelle 5.6 entnommen werden.

Standardfreileitungen in der 220-kV- und 380-kV-Ebene

0,025 0,25 0,0137 2,6

0,080 0,32 0,0115 1,3

Bei der Beriicksichtigung von AusbaumaBnahmen im Ubertra-
gungsnetz muss zwangslaufig auch der Belastungsfall dieses Net-
zes an die neue Netzsituation angepasst werden, wodurch die
Wirkung der Ausbaumalnahme auf den unterlagerten Netzaus-
schnitt reduziert wird. Dies ist in den Untersuchungsregionen mit
einer Ersatzdarstellung des Ubertragungsnetzes nur sehr begrenzt
maoglich, da zuklnftige Szenarien fir diese Ersatzdarstellung durch
die VNB nicht bereitgestellt werden kdénnen. Eine manuelle Modifi-
kation der Ersatzdarstellung ist nur fiir geringe Anderungen mit
einer vertretbaren Genauigkeit und Aussagefahigkeit durchzufih-
ren und beschrankt sich auf zuséatzliche 380-kV-NVP die bereits
durch die zustandigen VNB bekannt geben wurden.

Wahrend der Zeitschritte der Untersuchung werden somit die ent-
wickelten Belastungsszenarien fiir das Ubertragungsnetz konstant
gehalten, da der Fokus dieser Studie auf der Bestimmung des
Ausbaubedarfs des Verteilnetzes liegt. Durch die unveranderten
Randbedingungen wird gewahrleistet, dass die Ergebnisse der
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verschiedenen Untersuchungsregionen untereinander vergleichbar
sind. Eine Ausnahme bilden neu hinzugefigte 380-kV-NVP, wel-
che allerdings ausschlief3lich in Korridoren von bereits vorhande-
nen Leitungen des Ubertragungsnetzes eingefiigt werden.

Die Datenbasis fur die Untersuchungen in der HS setzt sich nach
Tabelle 5.7 zusammen. Durch die hohe Anzahl der untersuchten
Netze ist eine breite Grundlage geschaffen. Neben der Berilick-
sichtigung lokaler Besonderheiten werden so die in Kapitel 3.3
gebildeten NGK gut reprasentiert.

Datengrundlage fir die HS-Netzanalyse

7
3011
29820 MVA
19791 km

Diese Studie verwendet im Gegensatz zu anderen Studien, die auf
einzelnen typischen oder generischen Netzstrukturen oder Refe-
renznetzen basieren, eine breite Basis realer Netzdaten. Durch die
hohe Anzahl der an der Studie beteiligten VNB werden Netzdaten
aus unterschiedlichen Regionen Deutschlands bericksichtigt. So-
mit werden lokale oder regionale Spezifika abgebildet. Gleichzeitig
haben diese keinen Uberproportionalen Einfluss auf das Gesamt-
ergebnis dieser Studie.

Zur NS- und MS-Netzbewertung werden mit der Detailanalyse und
der GKA zwei voneinander unabhéngige Methoden verwendet,
wodurch eine hohe Betrachtungsbreite erreicht wird. Die NS- und
MS-Detailanalyse werden mit der komplexen Leistungsflussbe-
rechnung durchgefihrt. Die Versorgungsaufgabe der Netze wird
durch den Zubau von PVA und WEA sowie weiteren Treibern ver-
andert. Dabei wird bei der Verteilung der DEA die Bebauungs-
struktur des jeweiligen Gebietes berlcksichtigt, sodass eine reali-
tatsnahe Positionierung maglich ist. Fir die neuen Netzsituationen
werden unter Einhaltung der festgelegten Planungsgrundsatze
typische Ausbauvarianten berechnet. Da die Planungsgrundsatze
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derart definiert sind, dass sie dem heutigen Stand der Technik und
der betrieblichen Praxis der beteiligten VNB entsprechen, ist der
berechnete Ausbaubedarf somit als realistisch und reprasentativ
anzusehen.

Im Zeitrahmen der Studie kann in der NS- und MS-Detailanalyse
nur eine begrenzte Anzahl von Netzen analysiert werden. Daher
wird zusatzlich die GKA als zweiter Untersuchungspfad genutzt.
Die GKA ermdglicht eine automatisierte Analyse grof3er Daten-
mengen. Hierbei werden reale Netze in vereinfachte Strukturen
und KenngroRen Uberfuhrt. Es gelten dieselben Planungsgrund-
satze und die daran angepassten standardisierten Netzausbauva-
rianten wie bei der Detailanalyse. Die Verteilung der DEA-
Prognosen auf einzelne HS/MS- und MS/NS-Stationen erfolgt bei
der GKA identisch zur Detailanalyse. Zur weiteren Verteilung der
DEA-Prognosen von Stationen auf Strénge werden geeignete top-
logische und betriebliche Verteilschlissel genutzt. Diese Verteil-
schlissel bilden die Auftrittswahrscheinlichkeit von DEA in ange-
messener Weise ab.

Ein Genauigkeitsverlust ist durch die Uberfilhrung realer Netze in
vereinfachte Strukturen und KenngroR3en bei der GKA unvermeid-
bar. Nach Parametrierung und Validierung konnte jedoch gezeigt
werden, dass die Abweichungen im Bereich von £10 % ausrei-
chend gering sind. Die Methodik ermdglicht auch die flexible
Durchflihrung von Variantenrechnungen fir die Veranderung der
Versorgungsaufgabe oder die Anpassungen von Planungsgrund-
satzen.

Durch die hohe Anzahl von NS-Netzen und deren Betriebsmitteln
in Deutschland kann im Rahmen dieser Studie nur ein verhaltnis-
maRig geringer Anteil der NS-Netze untersucht werden. Daraus
resultiert, dass der untersuchte Anteil der NS-Netze trotz groRRer
absoluter Netzdatenmengen gering ist. Dennoch ist der Realitats-
bezug weit héher, als bei der Ublichen schematischen Betrachtun-
gen auf der Basis von Modellnetzen.

Die HS-Ebene kann auf Grund der vermaschten Netzstruktur aus-
schlie3lich mit einer Detailanalyse betrachtet werden. Anhand rea-
ler Netze wird mit einer standardisierten Netzausbauplanung der
Ausbaubedarf bestimmt. Neben typischen Freileitungen werden
auch neue Kabeltrassen und Verkniipfungspunkte zum Ubertra-
gungsnetz errichtet. Fir die HS-Analyse ist eine knotenscharfe
Zuteilung des prognostizierten DEA-Zubaus notwendig. Die ge-
meindescharfen Prognosen werden durch Knotenzuordnung der
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Gemeinden im Netz berticksichtigt. Die Leistung der Anlagen, die
direkt in der HS-Ebene angeschlossen sind, wird anhand eines
VNB-spezifischen prozentualen Faktors bestimmt. Die Zuteilung
erfolgt realitdtsnah anhand lokaler Charakteristika. Die Modellie-
rung des Blindleistungsverhaltens orientiert sich an aktuellen Nor-
men.

Die Abbildung des Ubertragungsnetzes erfolgt, soweit méglich und
zulassig, mit Netzdaten der VNB. Ist dies nicht mdglich, wird das
Ubertragungsnetz durch eine Ersatzdarstellung, welche auf 6ffent-
lichen Quellen basiert, nachgebildet. Die Genauigkeit ist fur die
Bestimmung des Ausbaubedarfes im Verteilnetz ausreichend.
Durch die Anforderungen der Verteilnetzebene ergibt sich ein
Ausbaubedarf auf der Ubertragungsnetzebene. Dieser ist nicht
Gegenstand der Studie. Der Ausbaubedarf der einzelnen Span-
nungsebenen ist von dem der anderen abhangig. Insbesondere
ein verzogerter oder unterlassener Ausbau in der Ubertragungs-
netzebene hat einen erhéhten Ausbaubedarf in der HS-Ebene zur
Folge.

Kernaussagen

Mit der Detailanalyse und der Grenzkurvenanalyse werden zwei
voneinander unabhangige Methoden zur Netzbewertung in der
Mittel- und Niederspannungsebene verwendet. Durch die wech-
selseitige Validierung der Detailanalyse und der Grenzkurvenana-
lyse wird eine hohe Betrachtungsgenauigkeit bei einer grol3en
Netzdatenmenge erreicht. In der HS-Ebene wird ausschlief3lich die
Detailanalyse durchgeftihrt.

Die DEA werden nach realistischen Vorgaben modelliert und in
den jeweiligen Netzen gemald den Ausbauwerten der Szenarien
verteilt. Zu erwartende Anlagengrof3en und deren Verteilung sowie
der Anschluss von Windparks oder Freiflachen-PVA auf hdéheren
Spannungsebenen werden realistisch modelliert.

In Summe liegt somit eine stringente Methodik Uber alle Span-
nungsebenen vor, die in der Lage ist, eine grol3e Zahl von Verteil-
netzbereichen bezuglich der sich zukiinftig verdndernden Versor-
gungsaufgabe zu untersuchen und den Netzausbaubedarf realis-
tisch abzuschéatzen.
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6.1

Ausbaubedarf der
Vertellnetze

Leitgedanken

Mittels Clusteranalyse wurden Netzgebietsklassen ermittelt und
daraus Untersuchungsregionen identifiziert, in denen eine grol3e
Zahl realer Netze gemaR den Treibern sowie der festgelegten Me-
thodik analysiert wurden. Basierend auf den Ergebnissen der
Netzbewertung in den Untersuchungsregionen werden der Netz-
ausbau- und Netzverstarkungsbedarf fiir ganz Deutschland fir das
Szenario NEP B 2012 und das Bundeslanderszenario hochge-
rechnet. Der Netzausbaubedarf wird in Form von Betriebsmittel-
mengen sowie der zu tatigenden Investitionen dargestellt und be-
wertet.

Bestimmung des Netzausbau-
bedarfs

Basierend auf der in Kapitel 5 vorgestellten Methodik wird der
Ausbau- und Verstarkungsbedarf in den Verteilnetzen ermittelt.
Die Vorgehensweise fir die Detailanalyse ist in Abbildung 6.1, fur
die GKA in Abbildung 6.2, anhand der NS-Ebene exemplarisch
dargestellt. Das Ergebnis der beiden Methoden ist der Ausbaube-
darf in den einzelnen NGK, der anschlielend monetéar bewertet
wird.




Ausbaubedarf der Verteilnetze

1. Aufbereitung der Netzdaten
Ca 1 - } 3\ %
| a \

/ Datenlieferung:

digitale Ortsnetzkarte

Liste der ONS pro Gemeinde
evtl. nicht rechenfahig

manuelle Nachbildung der Netze

Resultat: Rechenfahige Netze fur die Ist-Situation

2. Verteilung der DEA-Zubauprognosen
4 : *

& A "'. m ® Zuordnung der Gemeindeprognosen auf ONS
' 8% o Stochastische Verteilung und Parametrierung
der Anlagen im Netz

e Berechnung des Leistungsflusses fur die
Szenarien und Parametrierungen
(Einspeiser, Lasten)

¢ |dentifizierung von Verletzungen der
festgelegten Kriterien

Falay
=38 <
=
—E=F

Verletzung der thermischen Grenze

e Behebung der thermischen
Grenzwertverletzungen (hier Austausch des
Transformators in der ONS)

e Behebung der Verletzungen der
Spannungskriterien (hier durch Verlegen eines
Parallelkabels nach Kapitel 4)

5. Erfassung des Netzausbaus

Gemeinde: Mustergemeinde Eintragung des Ausbaubedarfs in eine Tabelle

Netzgebiet: ONS 1 e Hochrechnung auf die Gemeinde
ek M e Mittelwertbildung mit den Ergebnissen aus
Anteil an Gemeinde: 20% _g 9
_@_ anderen Gemeinden derselben NGK

1 neuer Transformator .

e Hochrechnung des Mittelwerts auf alle
L D 02km Kabel Gemeinden der NGK
Abbildung 6.1 Ubersicht (iber die Vorgehensweise bei der Detailanalyse in der

NS, MS und HS (am Beispiel der NS)




Ausbaubedarf der Verteilnetze

1. Aufbereitung der Netzdaten

Datenlieferung:

e Parametersatz der Netzstrange (u.a. Lange,
Typ, Lastleistung, DEA-Leistung)

e Liste der ONS pro Gemeinde
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Resultat: Ersatzdarstellung der Netzstrange der
Ist-Situation

2. Darstellung der Netzstrange im Grenzkurvendiagramm

+ therm. Grenze

e Jeder Strang bekommt eine eigene Grenzkurve
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e Strange gleicher Charakteristik kbnnen in
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e Ein Strang wird durch ein Kreuzpaar dargestellt
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3. Verteilung der DEA-Zubauprognosen

« therm. Grenze e Verteilung der DEA-Zubauprognosen auf die
+ EN 50160 (+/-10%) Strange nach Kapitel 5
Starklastfal e Bestimmung des Einflusses des DEA-Zubaus

auf die betroffenen Strange
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4. Netzausbau

« therm. Grenze e Behebung der Verletzungen der
+ EN 50160 (4 10%) Spannungskriterien (hier durch Verlegen eines
Sarkiastal Parallelkabels nach Kapitel 4, dargestellt durch
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5. Erfassung des Netzausbaus

Gemeinde: Musterdorf e Eintragung des Ausbaubedarfs in eine Tabelle
Hgiﬁleb'eti AOQ‘S 3 e Hochrechnung auf die Gemeinde

¢ Mittelwertbildung mit den Ergebnissen aus
anderen Gemeinden derselben NGK
Hochrechnung des Mittelwerts auf alle
Gemeinden der NGK

Ubersicht tiber die Vorgehensweise bei der GKA (am Beispiel der
NS)

Anteil an Gemeinde: 5%

—@— 0 neue Transformatoren
[ ]

0 0,4 km Kabel
Abbildung 6.2



Ausbaubedarf der Verteilnetze

6.2

Monetare Bewertung des Netz-
verstarkungsbedarfs

Fir die wirtschaftliche Bewertung des Netzausbau- und Netzver-
starkungsbedarfs mussen die durchgefihrten Maflinahmen mone-
tar bewertet werden. Daher werden Einzelpositionen gebildet, die
sich aus den definierten Standardausbauvarianten ergeben.

Die Zuordnung der eingesetzten Betriebsmittel fur die Standard-
netzausbauvarianten zu der NS-, MS- und HS-Ebene (s. Tabelle
4.1 und Tabelle 4.3) sind in Abbildung 6.3 dargestellt und kann
anhand von Tabelle 6.1 monetar bewertet werden. Die je Position
angegebenen Investitionen beinhalten sowohl die notwendigen
Ausgaben fur das Betriebsmittel als auch weitere Ausgaben, die
im Rahmen der Kostenrechnung als Gemeinkosten angesetzt
werden. Letzteres sind beispielsweise Ausgaben fur Planung, Er-
richtung und Personal. Bei der monetéren Bewertung der konven-
tionellen MaRnahmen werden flr die Betriebsmittel Werte aus dem
Jahr 2011 zugrunde gelegt. Dabei wird davon ausgegangen, dass
die inflationsbereinigten Preise keinen signifikanten Anderungen
im Betrachtungszeitraum unterliegen. Die Ausgaben werden auf
das Jahr 2010 bezogen.

Die einzelnen Positionen wurden von der TU Dortmund ermittelt
und anschlieBend mit den Erfahrungswerten der beteiligten VNB
und Prifgutachter plausibilisiert.

Abbildung 6.3

ghiwinN

Hochspannung \ Mittelspannung Niederspannung

Zuordnung eingesetzter Betriebsmittel zu der NS-, MS- und HS-
Ebene
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Tabelle 6.1 Monetére Bewertung konventioneller Netzausbau- und
Netzverstarkungsmaflinahmen
EWD EWD
Nr. Betriebsmittel Beschreibung <500 > 500
EW/km2z  EW/km?2
Sammelschiene (anteilig)
Kupplungsfeld
1  Abgangsfeld Leitungsfeld 700 1.000
. Tsd. € Tsd. €
Sekundartechnik
Grund und Boden
Kabel 800 1.300
2  Kabel Erdarbeiten Tsd. Tsd.
% Erdschlusskompensation €/km €/km
T 60 60
% 3 Freileitung-Erweiterung  Leitung Tsd. Tsd.
€/km €/km
Freileitung- Leitung 400 400
4  Ersatzneubau Provisorium Tsd. Tsd.
(Einerblndel)* Erdschlusskompensation €/km €/km
Freileitung- Leitung 520 520
5  Ersatzneubau Provisorium Tsd. Tsd.
(Zweierbtindel)* Erdschlusskompensation €/km €/km
Transformatoren
Transformatorfelder 5500 3500
6  Umspannwerk Sekundartechnik Téd. € Téd. €
Gebaude
Grund und Boden
Transformator
T f tort h/ Fundament 1.000 1.200
ransformatortausc ) )
o ! Zusatztransformator Transformatorf(.ald Tsd. € Tsd. €
s Sekundartechnik
g Grund und Boden
g Sammelschiene (anteilig)
Kuppl feld
tpplungste 70 100
8  Abgangsfeld Leitungsfeld
R . Tsd. € Tsd. €
Sekundartechnik
Grund und Boden
Kabel
9 Kabel Erdarbeiten T8?j _?4;)
sd. sd.
Grund und Boden e/km elkm

Erdschlusskompensation
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11

12
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Transformator
MS-Schaltanlage

. . 30 40
Ortsnetzstation NS-Verteilung
R . Tsd. € Tsd. €
Sekundartechnik
Gebaude
Transformator 10 10
Transformatortausch . .
Sekundartechnik Tsd. € Tsd. €
Kabel 60 100
Kabel Erdarbeiten Tsd. Tsd.
€/km €/km

* Der angegebene Investitionsbedarf fur alle Kabel und Freileitungen ist auf die
Trassenlange bezogen. Bei einer Berechnung der Investitionen beim Freileitungs-
Ersatzneubau fir eine gegebene Systemlénge ist darauf zu achten, dass eine Trasse
aus zwei Systemen besteht.

Der angegebene Investitionsbedarf fir alle Kabel und
Freileitungen ist auf die Trassenlange bezogen. Unter
Ersatzneubau wird das Ersetzen einer vorhandenen Freileitung
durch eine Freileitung mit grof3erem Leiterquerschnitt auf gleicher
Trasse (inkl. Demontage des alten Systems und Errichtung eines
Provisoriums) verstanden. Ein Kilometer Ersatzneubau einer HS-
Freileitung bezieht sich also auf die Errichtung eines
Doppelsystems mit zwei Leitungen. Unter der Erweiterung einer
HS-Freileitung wird die Beseilung eines zweiten Stromkreises auf
eine  vorhandene, einfach belegte Doppelleitungstrasse
verstanden. Die Erweiterung einer Freileitung und auch der Bau
eines Kabels beinhalten hingegen nur die Errichtung eines
Systems. Neue Freileitungstrassen werden nicht erschlossen, da
davon ausgegangen wird, dass bei neuen Trassen zukunftig nur
Kabel genehmigungsfahig sind. Die Sekundartechnik wird
pauschal in den Einzelpositionen beriicksichtigt.

Im Folgenden werden die Ergebnisse der Hochrechnung gemaf
der Methodik aus Kapitel 3.5 fir das Szenario NEP B 2012 vorge-
stellt. Diese werden zun&chst fur das gesamte Gebiet der Bundes-
republik Deutschland, anschlieRend separat fir die Bundeslander
dargestellt.
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Abbildung 6.4

Der notwendige Investitionsbedarf fir Netzausbau und Netzver-
starkung in deutschen Verteilnetzen als Folge des Zubaus von
DEA ist in Abbildung 6.4 getrennt nach Spannungsebenen aufge-
tragen.
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0 2,6 3,0 3,6

2010-2015 2010-2020 2010-2030

Investitionsbedarf fur die Verteilnetzverstarkung in Deutschland far
das Szenario NEP B 2012

Bis zum Jahr 2030 besteht auf Basis der zugrunde liegenden
Ausbauwerte ein Investitionsbedarf in die elektrischen Verteilnetze
von etwa 27,5 Mrd. €. HOhere Betriebskosten sowie notwendige
generelle  Erweiterungen der Sekundartechnik, z.B. der
Netzleittechnik zur Uberwachung groRerer Netzmengen, sind
hierin nicht  enthalten, da dieses aufBerhalb des
Betrachtungsrahmens der Studie liegt. Etwa 13% der
Investitionen fallen in der NS-Ebene, 29 % in der MS-Ebene und
58 % in der HS-Ebene an. Pro Einwohner in Deutschland ergibt
sich bei einer Gesamteinwohnerzahl von 81,7 Mio. nach [84] ein
Anteil von etwa 337 € bis zum Jahr 2030. Dies entspricht einer
jahrlichen Belastung pro Einwohner™® von 16,85 €. Bezogen auf
die zugebaute Leistung aus DEA ergibt sich ein Anteil von etwa
331 €/kW.

Durch den Zubau von DEA sind Uber die Zeitschritte zunehmend
bidirektionale Leistungsfliisse im Verteilnetz zu beobachten. Eine
Folge daraus ist, dass bei der Netzplanung haufig nicht mehr der

1% Aus der Belastung pro Einwohner lassen sich nicht direkt die Entwick-
lungen der Netznutzungsentgelte ableiten, da diese regional variieren.
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Starklastfall sondern der Rickspeisefall auslegungsrelevant ist.
Durch diese Entwicklung veréndert sich die klassische Aufgabe
des Verteilnetzes, die in der Vergangenheit die unidirektionale
Verteilung der Energie zu den Letztverbrauchern war. Bereits
heute besteht zuséatzlich die Anforderung an die Verteilnetze,
dezentral, auf niedrigen Spannungsebenen bereitgestellte Energie
in die Uberlagerten Spannungsebenen weiterzuleiten. Der Begriff
der Versorgungsaufgabe ist somit weiter zu fassen und setzt sich
aus dem Verteilen und Einsammeln elektrischer Energie
zusammen.

Hierdurch ist auch zu erklaren, warum der Ausbaubedarf von der
NS- zur HS-Ebene ansteigt. Die Belastung der hoheren
Spannungsebenen im Rickspeisefall kann nicht mehr unabhangig
von den unterlagerten Spannungsebenen gesehen werden.
Insbesondere in der HS-Ebene resultiert der Ausbaubedarf im
netzauslegungsrelevanten Rickspeisefall aus allen DEA der
unterlagerten Spannungsebenen. Generell reicht es jedoch nicht
aus, Investitionen nur in einer Spannungsebene zu tatigen, da die
Probleme lokal in den unterschiedlichen Spannungsebenen
auftreten. Ein Ausbau in der HS-Ebene Iost keine Spannungs-
probleme in der NS-Ebene.

In der Vergangenheit wurden die NS-Netze ohne rechnergestiitzte
Netzberechnungen und daher mit groRen Reserven fir zuklnftige
Lastentwicklungen konzipiert und geplant. Dadurch bestehen auch
zunachst grol3e Reserven fur den Zubau von DEA. Dies zeigt auch
die Analyse der vorhandenen Anschlusskapazitaten in der NS im
Anhang 9.3. Fur die Verletzung von thermischen Grenzen muss
die DEA-Leistung die in der Planung angesetzte Lastleistung
Uberschreiten, was in den einzelnen Strangen hohe Zubauwerte
erfordert. Die in der Studie angesetzte gleichméaRige, gewichtete
Verteilung der DEA-Gemeindeprognosen auf die ONS vermeidet
lokale Schwerpunkte DEA-Leistung. Durch die Analyse der
heutigen DEA-Verteilung ausgewdahlter Gemeinden wurde diese
Annahme validiert. Der Ausbaubedarf wird in der NS vor allem
durch die Verletzung der Spannungskriterien in landlichen
Gebieten hervorgerufen. Insgesamt ist der Ausbaubedarf in der
Niederspannung daher gering.

Der ermittelte Ausbaubedarf in der MS féllt prozentual héher aus,
da dort die DEA-Zubauwerte aus der NS-Ebene und der MS-
Ebene berilicksichtigt werden. Bedingt durch teurere Betriebsmittel
und die bessere Planungs- und Messdatenlage werden die MS-
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Netze mit geringeren Reserven ausgelegt. Obwohl DEA nicht
(n-1)-sicher angeschlossen werden, weisen die MS-Netze einen
hohen Investitionsbedarf auf. Ergdnzend werden im Anhang 9.3
die vorhandenen Anschlusskapazitaten der in der GKA
untersuchten Netzgebiete analysiert.

Der hdchste Investitionsbedarf liegt in der HS-Ebene. In der HS
sind die Netze rechnergestitzt geplant und nur mit geringen
Reserven ausgestattet. Die Uberlagerung der DEA-Zubauwerte
aus der NS, MS und HS kombiniert mit den in der Studie
angenommenen Auslegungsszenarien verursachen einen hohen
Investitionsbedarf in der HS, da in einigen untersuchten
Netzgebieten die Leistung der zugebauten DEA zwei- bis dreimal
so hoch ist wie die maximal auftretende Last.

In Tabelle 6.2, Tabelle 6.3 und Tabelle 6.4 sind die Ergebnisse der
Hochrechnung fir Deutschland im Detail fir alle drei
Spannungsebenen getrennt nach Stadt und Land dargestellt.
Landliche Gebiete setzen sich hierbei durch die NGK Al bis A6,
B1, B2 und C1 zusammen, stadtische Gebiete aus den NGK D1
und E1. In Tabelle 6.4 sind zusatzlich die erforderlichen
zahlenmalligen 380-kV-NVP aufgeflihrt, die jedoch nicht monetar
bewertet werden.

Notwendiger Investitionsbedarf fir Netzausbau und -verstarkung in
Deutschland in der NS-Ebene (Szenario NEP B 2012)

Stadt 4.256 4.366 4.826
Land 34.417 40.380 46.737
Stadt 523 523 523
Land 5.337 6.353 15.513
Stadt 0,4 0,4 0,5
Land 2,2 2,6 3,1

Gesamt 2,6 3,0 3,6
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Tabelle 6.3

Notwendiger Investitionsbedarf fir Netzausbau und -verstarkung in
Deutschland in der MS-Ebene (Szenario NEP B 2012)

Mittelspannung

2010-2015 2010-2020 2010-2030

Stadt 798 1.046 2.814
Kabel [km]

Land 19.030 41.809 69.237

Stadt 81 102 233
Abgangsfeld [Stk.]

Land 1.954 3.448 5.463
Transformator- Stadt 11.873 11.873 11.938
Leistung [MVA] Land 36.195 37.782 41.221

Stadt 0,5 0,5 0,8
Investitionen [Mrd. €] Land 2,7 4.7 7,0

Gesamt 3,2 52 7,8

Neben den notwendigen Investitionen sind auch die zu
installierenden Betriebsmittelmengen angegeben. Die
Langenangaben bei Freileitungen und Kabeln sind Angaben der
Systemlange. Deutlich wird in den Tabellen, dass das Netz
vorwiegend in landlichen Regionen ausgebaut werden muss. Die
zuvor beschriebene Veranderung der Versorgungsaufgabe ist in
diesen Gebieten von besonderer Relevanz. Grund hierfir sind
schwache Netzstrukturen, geringe Lasten und hohe DEA-
Einspeisungen.

In den vergangenen Jahren wurden bereits viele DEA in den
Verteilnetzen installiert. Uberschreitet dabei die
Ruckspeiseleistung der DEA die Spitzenlast nicht, ergibt sich kein
zusatzlicher Netzausbaubedarf, da die Starklastsituation weiterhin
der netzauslegungsrelevante Fall ist. Wenn die
Ruickspeiseleistung die Spitzenlast Uberschreitet, kann dies
zusatzlichen Netzausbaubedarf zur Folge haben.
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Tabelle 6.4 Notwendiger Investitionsbedarf fir Netzausbau und -verstarkung in
Deutschland in der HS-Ebene (Szenario NEP B 2012)
Hochspannung 2010-2015 2010-2020 2010-2030
Stadt 270 597 1.102
Kabel [km]
Land 2.406 5.576 9.992
_ Stadt 128 214 299
FL-Erweiterung [km]
Land 1.019 1.637 2.226
_ Stadt 440 772 855
FL-Einerblindel [km]
Land 3.195 5.600 6.156
[km] Land 7.262 9.747 13.283
Stadt 63 107 174
Abgangsfeld [Stk.]
Land 536 911 1.464
. Stadt 1 1 1
380-kV-Station [Stk.]
Land 13 17 17
Stadt 0,7 1,3 2,2
Investitionen [Mrd. €] Land 49 8,9 13,9
Gesamt 5,6 10,2 16,1

Der hohe Zubau von DEA in den vergangenen Jahren hat die
bislang vorhandene Netzreserve aufgezehrt. Bereits im Basisjahr
2010 kann gemaf der Methodik der Studie eine Investitionsbedarf
von 6,1 Mrd. € ermittelt werden. Etwa 26 % dieser Ausgaben fallen
in der NS-Ebene, 26 % in der MS-Ebene und 48 % in der HS-
Ebene an. Dieser Investitionsbedarf ist im Betrachtungsintervall
2010 bis 2015 enthalten und ergibt sich einerseits aus der
Umstellung auf einheitliche Planungsgrundsatze nach Kapitel 4,
die als Basis der Studienmethodik festgelegt wurden. FuUr
diejenigen  Netzbetreiber, die  heute  weniger  strikte
Planungsgrundsatze als der Durchschnitt haben, ergibt sich aus
der Methodik scheinbar ein sofortiger Ausbaubedarf. Des Weiteren
spiegelt dieser Wert zum Teil aber auch eine geringere
betriebliche Reserve heutiger Netze wieder, die sich durch die
rasante Zunahme der DEA ergeben hat. Dieser fir den
Startzeitpunkt der Betrachtung berechnete Netzausbau muss in
den Folgejahren stattfinden, um die Reserve gemaR den
Planungs- und Betriebsgrundsatzen wieder herzustellen. Wie grof3
die beiden genannten Anteile sind, kann nicht quantifiziert werden.
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Die Methodik erlaubt anhand der NGK-spezifischen Durch-
schnittswerte eine Ergebnisdarstellung auf Bundeslandebene.
Zwar bertcksichtigt die Analyse lokale Spezifika in den jeweiligen
Untersuchungsregionen, jedoch werden diese fiur die NGK
gemittelt. Durch diese Mittelwertbildung eines durchschnittlichen
Ausbauwertes fur jede NGK sind regionale Angaben fur die
Bundeslander nur naherungsweise mdglich und nicht mit den
Ergebnissen von Regionalstudien vergleichbar.

Der Netzausbau- und Netzverstarkungsbedarf insgesamt und pro
Einwohner ist in Abbildung 6.5 fir das Szenario NEP B 2012 mit
den Istzustidnden und angenommenen Zubauwerten fur WEA und
PVA fur die einzelnen Bundeslander dargestellt. Aus der Belas-
tung pro Einwohner lassen sich nicht direkt die Entwicklungen der
Netznutzungsentgelte ableiten, da diese regional variieren. Aul3er-
dem ist zu beachten, dass die Bundeslander Berlin und Branden-
burg, Niedersachsen und Bremen sowie Schleswig-Holstein und
Hamburg im Rahmen der Regionalisierung gemeinsam betrachtet
werden. Die Belastung pro Einwohner fiir Brandenburg ware auf-
grund der im Vergleich zu Berlin geringen Einwohnerdichte daher
grol3er als bei der gemeinsamen Betrachtung in Abbildung 6.5. Fir
Berlin wére die Belastung pro Einwohner entsprechend geringer.
Ein Bundesland setzt sich aus verschiedenen NGK zusammen.
Der Flachenanteil einer jeden NGK ist fur die einzelnen Bundes-
lander bekannt. Jede NGK besitzt einen flachenbezogenen Aus-
bauwert je Spannungsebene, anhand dessen der Ausbaubedarf
des Bundeslandes bestimmt werden kann. Durch die Analyse der
verschiedenen Untersuchungsregionen verteilt in ganz Deutsch-
land erfolgt auf NGK-Ebene eine Mittelwertbildung des Ausbaube-
darfs. Regionale Besonderheiten und Strukturen, die in den Unter-
suchungsregionen erkennbar waren, kdnnen aus den Ergebnissen
der NGK nicht mehr konkret abgeleitet werden.

Bei der Interpretation der Bundeslandergebnisse sind somit die
Einflussfaktoren auf die NGK zu beachten. Es besteht kein direk-
ter, kausaler Zusammenhang zwischen NGK und regionalen Zu-
bauwerten. Dies ist insbesondere darin begriindet, dass der Aus-
gangszustand der Netze innerhalb einer NGK inhomogen ist. Un-
terschieden werden kann beispielsweise zwischen Netzen mit ver-
gleichsweise alten und modernisierten Betriebsmitteln. Zudem
konnen Netze hinsichtlich der Einspeisung aus DEA hohe Reser-
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ven aufweisen, wenn ein industrieller Strukturwandel stattgefunden
hat oder das Netzgebiet eine starke Lastpragung aufweist.

Auch kann die unterschiedliche Reserve der ausgebauten Netze
im Jahr 2030 variieren, da der Netzausbau geman der definierten
MalRnahmen in diskreten Stufen erfolgt.

Die Methodik der Uberregionalen Mittelwertbildung hat jedoch den
Vorteil, dass regionale Besonderheiten und die genannten Unter-
schiede der Netze herausgemittelt werden und bei der Hochrech-
nung auf Deutschland lokale Besonderheiten nicht Gberbewertet
werden. Bei kleineren Gebieten hingegen ist dadurch die Genau-
igkeit der Ergebnisse gegeniiber Regionalstudien eingeschrénkt.
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Abbildung 6.5 Investitionsbedarf fur die Verteilnetzverstarkung insgesamt und pro
Einwohner in den Bundeslandern fiir das Szenario NEP B 2012 im
Jahr 2030
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Abbildung 6.6

Bedingt durch die hdéheren Zubauwerte fir DEA im Bundeslan-
derszenario ergibt sich ein, im Vergleich zum Szenario
NEP B 2012, hoherer Ausbaubedarf. Der notwendige Investitions-
bedarf fir Netzausbau und Netzverstarkung in deutschen Verteil-
netzen als Folge des Zubaus von DEA im Bundeslanderszenario
ist in Abbildung 6.6 getrennt nach Spannungsebenen aufgetragen.

50 -
42,5
40 |
W'
°
E 30 A 26,8 26,3 HS
S MS
5 20 NS
7 13,4 158
(]
>
[
— 10 A 6,4 12,0
7,7
4,1
0 2.9 33 4,2

2010-2015 2010-2020 2010-2030

Investitionsbedarf fur die Verteilnetzverstarkung in Deutschland far
das Bundeslanderszenario

Bis zum Jahr 2030 besteht auf Basis der zugrunde liegenden
Ausbauwerte ein Investitionsbedarf in die elektrischen Verteilnetze
von etwa 42,5 Mrd. €. Hohere Betriebskosten sowie generelle
Erweiterungen der Sekundartechnik sind hierin nicht enthalten, da
dieses auf3erhalb des Betrachtungsrahmens der Studie liegt. Etwa
10 % der Investitionen fallen in der NS-Ebene, 28 % in der MS-
Ebene und 62 % in der HS-Ebene an. Pro Einwohner in
Deutschland ergibt sich bei einer Gesamteinwohnerzahl von
81,7 Mio. nach [84] ein Anteil von etwa 520 € bis zum Jahr 2030.
Dies entspricht einer jahrlichen Belastung pro Einwohner'! von
26,00 €. Bezogen auf die zugebaute Leistung aus DEA ergibt sich
ein Anteil von etwa 310 €/kW.

1 Aus der Belastung pro Einwohner lassen sich nicht direkt die Entwick-
lungen der Netznutzungsentgelte ableiten, da diese regional variieren.
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In Tabelle 6.5, Tabelle 6.6 und Tabelle 6.7 sind die Ergebnisse der
Hochrechnung fiir Deutschland fir das Bundeslanderszenario im
Detail fur alle drei Spannungsebenen getrennt nach Stadt und
Land dargestellt. Besonders die hohen WEA-Zubauwerte in
diesem Szenario verursachen einen hohen Netzausbau- und —
verstarkungsbedarf in der HS, so dass die in der Studie
verwendeten Planungsgrundsétze an ihre Grenzen kommen.

Tabelle 6.5 Notwendiger Investitionsbedarf fir Netzausbau und -verstarkung in
Deutschland in der NS-Ebene (Bundeslanderszenario)
Niederspannung 2010-2015 2010-2020 2010-2030
Stadt 4.256 4.366 4.962
Kabel [km]
Land 36.986 43.258 52.337
Leistung [MVA] Land 12.333 13.584 33.454
Stadt 0,4 0,4 0,5
Investitionen [Mrd. €] Land 2,4 2,8 3,7
Gesamt 2,9 3,3 4,2
Tabelle 6.6 Notwendiger Investitionsbedarf fir Netzausbau und -verstarkung in
Deutschland in der MS-Ebene (Bundeslanderszenario)
Mittelspannung 2010-2015 2010-2020 2010-2030
Stadt 983 1.585 3.628
Kabel [km]
Land 28.728 69.417 113.599
Stadt 123 205 394
Abgangsfeld [Stk.]
Land 3.123 6.176 9.783
Leistung [MVA] Land 36.848 39.984 47.171
Stadt 0,5 0,6 0,9
Investitionen [Mrd. €] Land 3,6 7,1 11,1

Gesamt 4,1 7,7 12,0
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Tabelle 6.7 Notwendiger Investitionsbedarf fir Netzausbau und -verstarkung in
Deutschland in der HS-Ebene (Bundeslanderszenario)
Hochspannung 2010-2015 2010-2020 2010-2030
Stadt 318 1.076 1.843
Kabel [km]
Land 2.699 9.179 16.602
_ Stadt 103 267 364
FL-Erweiterung [km]
Land 920 2.151 2.940
_ Stadt 576 1.103 1.495
FL-Einerblindel [km]
Land 3.945 7.617 10.356
_ Stadt 1.035 1.754 2.729
FL-Zweierblndel [km]
Land 8.583 13.883 21.010
Stadt 58 162 266
Abgangsfeld [Stk.]
Land 458 1.310 2.239
. Stadt 1 1 2
380-kV-Station [Stk.]
Land 10 13 21
Stadt 0,9 2,3 3,7
Investitionen [Mrd. €] Land 5,6 13,5 22,6
Gesamt 6,4 15,8 26,3

Weitere 380-kV-Stationen und ein regionaler Ausbau des 380-kV-
Netzes waren unbedingt erforderlich, so dass sich ein Teil der
Investitionen des HS-Verteilnetzes in die HO6S-Netzebene
verlagern wirde.

Analog zu Abbildung 6.5 wird in Abbildung 6.7 fir das Bundeslan-
derszenario der Netzausbau- und Netzverstarkungsbedarf insge-
samt und pro Einwohner mit den Istzustanden und Zubauwerten
fur WEA und PVA fur die Bundeslander dargestellt.

Dem Bundeslénderszenario liegen im Vergleich zum Szenario
NEP B 2012 deutlich hohere Ausbauwerte fur die Nutzung Erneu-
erbarer Energien zugrunde. Dadurch wird ein héherer Investitions-
bedarf bei Netzausbau und Netzverstarkung hervorgerufen. In
Abbildung 6.8 sind die Ergebnisse der beiden Basisszenarien ge-
genibergestellt. Durch den Einfluss der DEA der unterlagerten
Spannungsebenen wirkt sich eine Erhéhung der DEA-Prognosen
auf den Investitionsbedarf der hoheren Spannungsebenen starker
aus.
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Abbildung 6.7 Investitionsbedarf fur die Verteilnetzverstarkung insgesamt und pro

Einwohner in den Bundeslandern fiir das Bundesléanderszenario im
Jahr 2030
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Abbildung 6.8 Investitionsbedarf flr das Szenario NEP B 2012 und fir das
Bundeslanderszenario in den deutschen Verteilnetzen
Ein direkter Vergleich, wie sich der Investitionsbedarf in Abhéngig-
keit der installierten DEA-Leistung in den Basisszenarien andert,
ist in Abbildung 6.9 dargestellt. Es zeigt sich ein nahezu linearer
Verlauf der Investitionen Giber den angenommenen Zubauwerten.
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Abbildung 6.9 Investitionsbedarf der Basisszenarien in Abhangigkeit der

installierten DEA-Leistung
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Die Hochrechnung der Ergebnisse aus den Untersuchungsregio-
nen auf Deutschland weist die erforderlichen Investitionen beim
Netzausbau in den Spannungsebenen der Verteilnetze aus. Mit
der beschriebenen Methodik werden die lokalen Besonderheiten
aus den einzelnen Untersuchungsregionen bertcksichtigt. Durch
die Analyse jeder NGK in mehreren Untersuchungsregionen wer-
den die lokalen Besonderheiten jedoch nicht Gberbewertet.

Auf Basis der Ergebnisse in den Untersuchungsregionen wird tber
die NGK der Ausbaubedarf fur Deutschland berechnet und mit
typischen Investitionen fir die verwendeten Betriebsmittel zum
erforderlichen deutschlandweiten Investitionsbedarf verrechnet.
Dieser stellt ausschliel3lich die erforderlichen Investitionen bis zu
den jeweiligen Stutzjahren dar. Der Restwert der Betriebsmittel am
Ende des Betrachtungszeitraums wird nicht bewertet und wie die
Betriebskosten nicht bertcksichtigt. Detailliertere Betrachtungen
werden im regulatorischen Studienteil durchgefuhrt. Durch die
verwendete Datenbasis der Studie werden alle auftretenden NGK
ausreichend reprasentiert. Da die regionale Durchmischung der
NGK variiert, werden bei einer Zurtickrechnung der deutschland-
weiten Ergebnisse auf kleinere Gebiete wie Bundeslander regiona-
le Besonderheiten nur eingeschrankt dargestellt. Die so entstan-
denen Verteilungen der erforderlichen Investitionen haben nur
indikativen Charakter.

Der Netzausbaubedarf in den Untersuchungsregionen wurde nach
den in Kapitel 4 vorgestellten Planungsgrundsatzen bestimmt.
Durch die statische Ausbauplanung werden Aspekte wie die dy-
namische Systemstabilitdt, das Kurzschlussverhalten oder die An-
passung von Schutzkonzepten vernachlassigt, die in der Praxis
zusatzlich zu bertcksichtigen sind. Die verwendeten Planungs-
grundsatze sehen keine strukturellen Anderungen in den Netzen
vor. So kénnten Optimierungen der Netztopologie, das Umstruktu-
rieren von einzelnen Netzgruppen oder Spannungsebenen die
erforderlichen Investitionen reduzieren. Es wurden keine Sonder-
formen wie Industrienetze oder spezielle Spannungsebenen ana-
lysiert, um eine Verzerrung der Ergebnisse zu vermeiden. Gerade
in der MS-Ebene gibt es mehrere Nennspannungen, die unter-
schiedliche Betriebsmittelinvestitionen erfordern. Daher wird fir
Deutschland von einer gleichen Haufigkeitsverteilung der MS-
Nennspannung wie in den Untersuchungsregionen ausgegangen.
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Die Prognosen fir die Versorgungsaufgabe wurden, wie beschrie-
ben, auf die Untersuchungsregionen verteilt. Die Anlagengréf3en
der DEA wurden dabei den Spannungsebenen angepasst. Der
angenommene PVA-Zubau wurde in der NS beispielsweise auf
Dachanlagen verteilt, in den héheren Spannungsebenen MS und
HS als Freiflachenanlagen berlicksichtigt. Dabei erfolgte eine Ver-
teilung nach Flachenpotentialen in den deutschen Gemeinden.
Eine Wirtschaftlichkeitsprifung der Standorte fand jedoch nicht
statt. Dadurch entstehen keine neuen lokalen Verdichtungen, wie
sie stellenweise bereits existieren. Der Netzausbaubedarf wird mit
dieser Vorgehensweise somit nicht Uberschétzt, da keine neuen
expliziten Extremfélle generiert werden.

Durch die separate Ausweisung der bereits im Ausgangsjahr der
Studie erforderlichen NetzausbaumafRnahmen wird deutlich, dass
bereits heute in einigen Netzen die betriebliche Reserve nach den
angenommenen Planungsgrundséatzen ausgenutzt wird und die
Netze verstarkt werden mussen. Zusatzlich kann so der Einfluss
der Planungsgrundséatze der VNB herausgefiltert und eine Ver-
gleichbarkeit zwischen den Untersuchungsregionen hergestellt
werden. Durch die konsequente Anwendung der Planungsgrund-
séatze wird die erforderliche Betriebsreserve eingehalten. Die Stan-
dardausbauvarianten l6sen die aufgetretenen Verletzungen der
Planungskriterien solide und erzeugen einen realistischen Aus-
baubedarf in den Untersuchungsregionen.

Der in den Stutzjahren 2015, 2020 und 2030 erforderliche Netz-
verstarkungs- und Netzausbaubedarf wird in allen untersuchten
Netzebenen nahezu ausschlieBlich durch den Zubau von DEA
hervorgerufen. In seltenen Fallen ist auf Grund der Umstellung der
Planungsgrundsatze ein lastbedingter Ausbau in stadtischen
Netzgebieten erforderlich.

Das Untersuchungsergebnis in der NS stitzt sich auf einen grof3en
Umfang realer Netze. In Relation zu den absoluten Leitungskilo-
metern in der NS ist der Anteil jedoch gering, so dass die Hoch-
rechnung sensitiv auf kleine Anderungen in den untersuchten
Netzgebieten reagiert. Beispielsweise hat der Austausch eines
Transformators durch die Hochrechnung auf Deutschland einen
groRen Einfluss auf das Gesamtergebnis.

Durch den gréReren Anteil der Untersuchungsregionen am gesam-
ten MS-Netz in Deutschland reagiert die Hochrechnung weniger
sensitiv auf Anderungen als in der NS. Der Zubau neuer ONS in
den MS-Netzen findet nicht statt, da keine Kenntnisse tber Neu-
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baugebiete vorlagen. Die unterlagerten NS-DEA werden an den
ONS beriicksichtigt. DEA in der MS werden an geeigneten Stand-
orten installiert. Die festgelegten Planungsgrundsatze stellen kon-
servative Netzverstarkungsmalnahmen dar. Der erforderliche In-
vestitionsbedarf kann in den Untersuchungsregionen als realistisch
bewertet werden und mit Hilfe der Hochrechnung auf Deutschland
Ubertragen werden.

In der HS wird ein signifikanter Anteil des gesamten HS-Netzes in
Deutschland untersucht. Die Ergebnisse aus der Hochrechnung
der unterschiedlichen Untersuchungsregionen sind daher repra-
sentativ. Verschiedene historisch gewachsene HS-Netze werden
auf Basis eines realistischen Abbilds des praktischen Planungs-
prozesses untersucht. Der Zubau von DEA in der HS erfolgte an
den geeigneten, landlich gepragten Umspannwerken. Durch die
Betrachtung von einzelnen Netzgruppen konnten die Potentiale
von Umstrukturierungen der Netzgruppen nicht untersucht werden.
Das erweiterte (n-1)-Kriterium wurde nicht betrachtet, da dieses
nur fur den Lastfall relevant ist und ab dem Stutzjahr 2015 der
Ruckspeisefall in der HS auslegungsrelevant ist. Zusatzlich waren
Informationen zu betrieblichen Besonderheiten in den Netzen im
Storfall erforderlich gewesen. Die realistische Vorgehensweise bei
der Netzverstarkung mit konsequent angewendeten MalRhahmen
ergibt fur die deutschlandweite Hochrechnung realistische Werte
fur den Investitionsbedarf in den HS-Netzen. Die HS-Ergebnisse
zeigen, dass die Anbindung der HS an das Ubertragungsnetz
deutlich verstarkt werden muss, um die dezentral eingespeiste
Leistung zu den entfernten, stadtischen Lastzentren zu transportie-
ren. Hieraus ergibt sich ein Netzausbaubedarf im Ubertragungs-
netz, der nicht Gegenstand der Betrachtung ist und gesondert zu
ermitteln ist.
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Kernaussagen

Aus der Hochrechnung der Ergebnisse der Netzentwicklung in den
einzelnen Netzgebietsklassen ergibt sich im Szenario NEP B 2012
ein deutschlandweiter Investitionsbedarf von 27,5 Mrd. Euro und
im Bundeslanderszenario von 42,5 Mrd. Euro bis zum Jahr 2030.
Im Szenario NEP B 2012 entfallt davon Uber die Halfte auf die
Hochspannungsebene, fast ein Drittel auf die Mittelspannungs-
ebene und ca. ein Achtel auf die Niederspannungsebene. Durch
die héheren DEA-Zubauwerte verschiebt sich der Investitionsbe-
darf im Bundeslanderszenario, so dass rund zwei Drittel in der HS,
rund ein Viertel in der MS und knapp zehn Prozent in der NS anfal-
len.

Da das Verfahren auf der Durchmischung von Untersuchungen in
vielen Gebieten basiert, ist ein Umrechnen auf kleine Gebiete mit
wenigen Netzgebietsklassen nicht mdglich, da sich hierbei starke
Abweichungen gegentber den lokalen Gegebenheiten ergeben.
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Varianten der
Basisszenarien

Leitgedanken

Neben dem Szenario NEP B 2012 und dem Bundeslanderszenario
werden Anderungen der Planungsgrundsatze, innovative Techno-
logien und Anderungen einzelner sekundéarer Treiber als Varianten
berechnet. Die technischen Varianten und Innovationen weichen
von den heutigen normativen Vorgaben und Standardbetriebsmit-
teln ab. Der Einfluss auf den Netzentwicklungsbedarf wird abge-
schatzt.

Die Varianten mit alternativen Treibern zeigen die Anderung des
Netzentwicklungsbedarfs fur zukinftig mogliche, jedoch schwer zu
prognostizierende Entwicklungen in den Bereichen Lastentwick-
lung und -steuerung sowie Speichern auf.

Ziele und Randbedingungen

Ziel der Betrachtung jeder Variante ist die Ermittlung der Auswir-
kungen auf die notwendigen Netzausbau- und Netzverstarkungs-
maflnahmen und auf den resultierenden Investitionsbedarf gegen-
Uber den Basisszenarien.

Die durch die verschiedenen Variantenrechnungen aufgezeigten
Anderungen des Investitionsbedarfs kénnen kombiniert, aber kei-
nesfalls addiert werden, da die Variantenrechnungen die isolierte
Wirkung einzelner Mechanismen aufzeigen und Netzverstar-
kungsmafinahmen nichtlinear in diskreten Stufen erfolgen.
Aufgrund der Komplexitat der Berechnungen werden flr die Vari-
anten teilweise nur exemplarische Netze oder nur einzelne Unter-
suchungsregionen untersucht. Das bedeutet, dass die Ergebnisse
nur Indikationen fur das Potential der Veranderung der Investitio-
nen sind und eine geringere Genauigkeit als die der Untersuchun-
gen der Basisszenarien aufweisen.
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Technische Alternativen fur die Planung von Verteilnetzen, die in
Zukunft denkbar und absehbar sind, kénnen den Ausbaubedarf
reduzieren. Diese Alternativen sollten technologisch realisierbar
und wirtschaftlich abbildbar sein. In dieser Studie werden nur die
technischen Alternativen untersucht, fir die in Zukunft ein wirt-
schaftlicher Einsatz nicht auszuschliel3en ist. Ebenfalls ist abzu-
wagen, ob sich bei der damit verbundenen Einsparung konventio-
neller Netzausbaumafnahmen &hnliche Sicherheits- und Verflg-
barkeitsniveaus beim Betrieb der Netze erreichen lassen. Die fol-
genden Varianten des Szenario NEP B 2012 werden untersucht.

Innovative Netztechnologien
Anpassung der technischen Richtlinien
Leistungssteuerung bei DEA
Vorausschauende Netzausbauplanung

Die Variantenrechnung ,Innovative Netztechnologien* wird zusétz-
lich auch fur das Bundeslénderszenario durchgefihrt.

Neben den prognostizierbaren Treibern gibt es eine Reihe von
Herausforderungen fiir das Netz, die schwierig zu prognostizieren
sind oder deren Prognosen aufgrund mdglicher Technolo-
giespringe als hdchst unsicher anzusehen sind. Diese Treiber
werden im Rahmen der folgenden Variantenrechnungen basierend
auf dem Szenario NEP B 2012 einzeln betrachtet.

Intelligentes Management von Lasten
Speichertechnologien
Lastreduktion durch Effizienzsteigerung

Im Rahmen dieser Variante wird untersucht, ob neue Netztechno-
logien mit innovativen Betriebsmitteln den Ausbaubedarf in den
Verteilnetzen reduzieren kénnen. Dabei Ubertreffen die eingesetz-
ten Betriebsmittel den Stand der Technik. Des Weiteren werden
fur diese Variante die Grenzen der aktuell geltenden technischen
Richtlinien als nicht verbindlich angesehen.

Da der erforderliche Netzausbau in der NS- und MS-Ebene im
Wesentlichen durch Verletzung der Spannungskriterien hervorge-
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rufen wird, regeln die betrachteten innovativen Betriebsmittel in der
NS- und MS-Ebene ausschlieRlich direkt oder indirekt die Span-
nung. Die in [71] vorgegebenen Spannungsintervallgrenzen kon-
nen durch Spannungsregler, Blindleistungskompensationsanlagen
oder regelbare Ortsnetzstationen unabhangiger ausgenutzt wer-
den, wodurch die Aufnahmeféhigkeit der Netze steigt. Die Ver-
wendung von innovativen Betriebsmitteln in der NS- und MS-
Ebene kann somit den Netzausbaubedarf der durch eine Verlet-
zung der vorgegebenen Spannungsintervallgrenzen hervorrufen
wird, reduzieren. Ein durch thermische Uberlastungen hervorgeru-
fener Ausbaubedarf kann durch diese Betriebsmittel nicht reduziert
werden.

In der HS-Ebene wird das Potential von Hochtemperaturleitersei-
len und Mehrfachbindelleitern, bestehend aus heutigen typischen
Einzelleitern, untersucht. Die maximale Stromtragfahigkeit eines
Freileitungssystems wird durch diese beiden Optionen signifikant
erhoht.

Der Einsatz von innovativen Betriebsmitteln ist nur sinnvoll, wenn
der Investitionsbedarf unter dem des konventionellen Netzausbaus
liegt oder weniger neue Trassen erforderlich sind. Neben den ho-
heren Investitionen ist es in der Praxis erforderlich, auch die hdhe-
ren Betriebs-und Wartungskosten sowie die teilweise geringere
Lebensdauer der innovativen Betriebsmittel zu bericksichtigen,
die innerhalb des technischen Teils der Studie nicht betrachtet
werden. Der regulatorische Teil geht hierauf detaillierter ein und
stellt fest, dass der Einsatz innovativer Betriebsmittel auch unter
Berlicksichtigung der kirzeren Nutzungsdauer vorteilhaft sei (sie-
he Abschnitt 14.3.1).

Die verschiedenen innovativen Betriebsmittel und der notwendige
Investitionsbedarf werden im Folgenden vorgestellt. Anschliel3end
wird der optimierte Einsatz der neuen Netztechnologien in ausge-
wahlten NS-, MS- und HS-Netzen fir die Stitzjahre des Szenarios
NEP B 2012 und des Bundesléanderszenarios untersucht und be-
wertet.

Ein einfacher und glinstiger Ansatz zur Spannungsregelung in der
NS und MS ist die indirekte Beeinflussung tber die Wechselrichter
(WR) der DEA. Stand der Technik ist der Einsatz von Vierquadran-
tenstellern, die ein beliebiges Verhéltnis zwischen Wirk- und Blind-



Varianten der Basisszenarien

leistung zulassen. Bislang ist es fur den Betreiber von MS-DEA
vorgeschrieben, ein Intervall von cos(@) = 0,95 ind. bis cos(p) =
0,95 kap. bereitstellen zu kdnnen. NS-DEA miussen leistungsab-
héngig einen Leistungsfaktor von cos(¢) = 1, cos(¢) = 0,95 ind.
oder cos(@) = 0,90 ind. einhalten. Wird diese Anforderung an die
WR der DEA erweitert, um ein Leistungsfaktorintervall von
cos(p) = 0,9 ind. bis cos(p) = 0,9 kap. bereitstellen zu kénnen,
erhdht dies die Beherrschbarkeit lokaler Spannungstberhéhungen
am Netzverknupfungspunkt.

In dieser Variante wird davon ausgegangen, dass Neu- und Be-
standsanlagen diese Auflagen direkt erfullen, wodurch fir den
Netzbetreiber keine zusatzlichen Investitionen entstehen. Bedingt
durch die begrenzte Lebensdauer der WR wird davon ausgegan-
gen, dass ab dem Jahr 2020 die WR aller Bestandsanlagen aus-
getauscht sind. Die entstehenden Kosten tragen die Anlagenbesit-
zer, sie fallen demnach nicht dem Netzausbaubedarf zu. Das aus-
zuschopfende Potential von Altanlagen-WR ist jedoch eine theore-
tische und optimistische Annahme, da die Anlagen einem Be-
standsschutz unterliegen und VNB nicht beim Austausch des WR
unterrichtet werden. Wenn diese MalRnahme noch nicht ausreicht,
kann die Spannung mit zusatzlichen Betriebsmitteln entweder di-
rekt oder indirekt geregelt werden.

Konzepte zur direkten Spannungsregelung kénnen die Ausgangs-
spannung durch die EN 50160 [71] im begrenzten Bereich von

Uy £ 10 % regeln. Regelbare Ortsnetzstationen (rONS) entkoppeln
das unterlagerte NS-Netz von den Spannungsschwankungen der
hoéheren Spannungsebenen und erlauben das volle Ausschopfen

des gesamten Spannungsintervalls von Uy + 10 %. Bei einer fl&-
chendeckenden Verwendung im MS-Netz kann auch dort das
komplette Spannungsband ausgenutzt werden. Alternativ kénnen
Spannungsregler in den betroffenen NS- oder MS-Strangen de-
zentral installiert werden. Die in der Variante betrachteten Span-

nungsregler kdnnen das Spannungsintervall von Uy +£10% an
ihrem Knoten ausregeln.

Zusatzlich erlaubt eine koordinierte Spannungsregelung neben der
optimierten Ausnutzung des Spannungsintervalls eine Berlcksich-
tigung der Kombination von Starklastfall in einem Strang und
Ruckspeisefall in einem anderen Strang des gleichen Netzbe-
reichs. Basierend auf der Messung an verschiedenen Netzpunkten
kann die koordinierte Spannungsregelung die optimale Sollspan-
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nung an der Sammelschiene des UW oder der ONS einstellen.
Neben der Uberwachung der Spannung kann diese Technologie
zuséatzlich auch die lokale Koordinierung von Last- oder Einspei-
semanagement unterstutzen.

Bei der indirekten Spannungsregelung wird mit Kompensationsan-
lagen der am Netzanschlusspunkt resultierende Leistungsfaktor
beeinflusst. Kompensationsanlagen konnen mittels schaltbarer
Kapazitaten und Induktivitaten oder leistungselektronischer Kom-
ponenten sowie als Hybridsystem realisiert werden. Die Anlagen
werden so dimensioniert, dass fur das Blindleistungsverhalten das
gesamte Intervall des Leistungsfaktors von cos(¢) = 0,9 ind. bis
cos(¢p) = 0,9 kap. am Netzanschlusspunkt bei maximaler thermi-
scher Belastung des betroffenen Stranges eingestellt werden
kann.

In Tabelle 7.1 wird der Investitionsbedarf fir spannungsregelnde
Betriebsmittel dargelegt. Die zur Sollwertermittlung im Starklast-
und Ruckspeisefall erforderliche Mess- und Kommunikationstech-
nik ist hierbei beriicksichtigt. In den Untersuchungen wird jeweils
die gunstigste, verfligbare Technologie verwendet, um die vorlie-
gende Spannungsbandverletzung zu beheben. Der angegebene
Investitionsbedarf ergibt sich aus Anfragen bei Herstellern und
bekannten Demonstrationsprojekten mit Blick auf den studienrele-
vanten Zeithorizont.

Monetére Bewertung der innovativen Netztechnologien in der NS
und MS

15 15
30 20
300 20
30 15
150 15
18 15
600 20

1.200 20
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Die erwartete Lebensdauer der innovativen Betriebsmittel ist ge-
ringer als bei konventionellen Betriebsmitteln. Die Variante unter-
sucht den Netzausbau mit innovativen Betriebsmitteln erst ab dem
Jahr 2020, wodurch kein altersbedingter Austausch der eingesetz-
ten, innovativen Betriebsmittel bis zum Jahr 2030 stattfindet.

Die maximale Stromtragfahigkeit eines Leiterseils wird durch Um-
gebungsbedingungen wie Umgebungstemperatur, Windstarke und
Sonneneinstrahlung maf3geblich bestimmt. Abhangig von diesen
Bedingungen kann die Stromtragfahigkeit héher oder niedriger
ausfallen so dass beispielsweise bei hohen Windstarken hohere
Betriebsmittelstrome zugelassen werden kdnnen. Um zeitgenau
die mdgliche Belastung eines Leiterseiles zu bestimmen ist ein
Freileitungsmonitoring notwendig. Prinzipiell wird beim Freilei-
tungsmonitoring zwischen einer direkten Bestimmung der Leiter-
seiltemperatur durch Messung innerhalb kritischer Leitungsab-
schnitte und einer Abschétzung der Leiterseiltemperatur durch
regionale Wetterdaten unterschieden. Durch Freileitungsmonito-
ring kdnnen die Leiterseile in Kistenregionen bis zu 50 %, in Sud-
deutschland hingegen nur bis 15 % starker belastet werden [39].
Freileitungsmonitoring wird als betriebliche Reserve genutzt und
ist aus diesem Grund nicht Gegenstand der Planungsgrundsatze.
Eine Erh6hung der Stromtragfahigkeit von Freileitungssystemen
kann wie bereits bei den Standardausbauvarianten durch eine
Erh6hung der Bundelleiterzahl erfolgen. Die gleiche Wirkung wird
ebenfalls durch die Verwendung von Leiterseilen mit einem grof3e-
ren Querschnitt erzielt. Der alleinige Austausch des Leiterseils
durch Mehrfachbiindel oder Leiterseile mit grolRerem Querschnitt
ist in bestehenden Trassen meist nicht méglich, da aufgrund des
gestiegenen Gewichts sowohl die Masten als auch die Fundamen-
te erneuert werden missten.

Hochtemperaturleiterseile (HTLS) haben eine hdhere maximal
zulassige Leiterseiltemperatur, wodurch bei gleichbleibenden Um-
gebungsbedingungen hdhere Strome zugelassen werden kdnnen.
Heutige typische Hochtemperaturleiterseile sind vergleichbar mit
Standardleiterseilen, der Kern und das auf3en liegende Leitermate-
rial sind allerdings an die hohere maximale Leiterseiltemperatur
angepasst. Gewicht und Durchmesser sind mit Standardseilen
vergleichbar. Je nach spezifischem Leitungstyp sind unter Um-
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stdnden Spezialarmaturen zur Abspannung der Leiterseile not-
wendig oder es sind aufgrund der hdheren zulassigen Temperatu-
ren und der resultierenden thermischen Ausdehnung zur Einhal-
tung des Sicherheitsabstandes zum Boden Masterhéhungen, eine
Abspannung des Seiles mit erhdhter Zugkraft oder eine Reduktion
der maximalen Stromtragfahigkeit notwendig. Die Stromtragfahig-
keit ist bei vergleichbaren Leiterquerschnitten ungefahr doppelt so
hoch wie bei konventionellen Leiterseilen [93]. Hohere dauerhafte
Betriebsstrome verursachen hohere Wirkverluste. Die Erhdéhung
der Verluste wird jedoch als moderat eingestuft, da die Netze fur
den (n-1)-Fall dimensioniert sind und damit die Ublichen Betriebs-
strome deutlich unterhalb der thermischen Grenzstrome liegen.
Bei der Durchfihrung einer Detailplanung hat eine Abwégung aller
Faktoren zu erfolgen.

Die erhdhte Stromtragfahigkeit der Mehrfachbiindel und HTLS
ergibt hohere magnetische Felddichten entlang der Freileitungs-
trassen. Diese zusatzlichen Belastungen missen im Genehmi-
gungsverfahren bertcksichtigt werden und kénnen eine Umrs-
tung bestehender Trassen verhindern.

Im Rahmen der Untersuchungen werden die zur Verfligung ste-
henden Betriebsmittel um Dreier- und Viererbiindel des Typs
265/35 Al/St mit einer maximalen Stromtragfahigkeit von 2040 A
und 2720 A pro System erweitert. Zusatzlich werden auch Hoch-
temperaturvarianten der Leiterseile Einerblindel 265/35 Al/St und
Zweierbiindel 265/35 Al/St mit einer erhdhten Stromtragfahigkeit
gemal Tabelle 7.2 untersucht. Die spezifischen Impedanzwerte
der betrachteten Leiterseilvarianten unterscheiden sich nur gering-
fugig. Auswirkungen der héheren Leitungsstréme auf die statische
und dynamische Stabilitat werden in der Hochspannungsebene als
gering eingestuft und nicht analysiert.

Die Zusatzinvestitionen fir Dreier- und Viererbindel werden mit
60 T€/km pro Stromkreis angenommen. Somit ergeben sich Ge-
samtinvestitionen von 640 T€/km fur Dreierbundel und 760 T€/km
fur den Einsatz von Viererblindeln. Preislich glinstige HTLS deh-
nen sich bei Ausnutzung der thermischen Grenzstromstarke weiter
aus als konventionelle Leiterseile, weshalb Masterhéhungen not-
wendig sind oder die maximale Stromstarke des HTLS nicht aus-
genutzt werden kann. Alternativ hierzu ist der Einsatz von preislich
teureren HTLS, die eine geringere thermische Ausdehnung auf-
weisen, mdoglich. Fallspezifisch kdnnen zuséatzliche Investitionen
fur neue Masten entfallen. Aus diesem Grund werden fur die Aus-
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fuhrung von Trassen in HTLS-Technik dieselben Investitionen wie
fur die Ausfuhrung in konventioneller Technik bei vergleichbarer
Ubertragungsleistung angenommen. Bei dieser Abschéatzung fir
HTLS werden veranderte Betriebskosten im Rahmen der Studie
nicht bertcksichtigt.

Die spezifischen Investitionen der verschiedenen Leiterseiltechno-
logien sind zusammenfassend in Tabelle 7.2 pro Doppelsystem
dargestellt.

Monetére Bewertung innovativer Leiterseiltechnologien in der
Hochspannungsebene

680 400
1360 520
2040 640
2720 760
1360 520
2720 760

Drei Viertel der Ausbaumafinahmen in der NS-Ebene werden im
Szenario NEP B 2012 durch die Verletzung des 3 %-Kriteriums
und des zulassigen Spannungsbandes hervorgerufen. Durch zwei
Methoden in dieser Variante wird daher versucht, die Spannungs-
bandverletzungen zu beheben und gleichzeitig die Investitionen zu
minimieren. Berucksichtigt werden dabei ein gro3eres cos(p)-
Intervall der WR und rONS. Die Spannungsregler und Kompensa-
tionsanlagen werden nicht weiter bertcksichtigt, da diese in jedem
betroffenen Strang installiert werden miissten und die Investitionen
deutlich héher wéren als bei WR und rONS.

Eine Verminderung des Ausbaubedarfs kann bereits durch die
Erweiterung des Leistungsfaktorintervalls der regenerativen Ein-
speiser erreicht werden. Da das 3 %-Kriterium bereits durch be-
stehende Anlagen nicht immer eingehalten wird, mudssten auch
deren WR an das erweiterte cos(¢)-Intervall angepasst werden.
Einige Uberschreitungen der zulassigen Grenzen konnen somit
schon effektiv behoben werden. Dartber hinaus kdnnen die WR
der DEA auch als Blindleistungsregler im Starklastfall verwendet
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werden, wenn keine Einspeisung stattfindet. Dadurch kann der
Spannungshub zwischen Starklast- und Rickspeisefall reduziert
werden. Verbleibende Grenzwertverletzungen werden durch rONS
behoben.

In der zweiten Alternative wird angenommen, dass alle betroffenen
ONS zu rONS umgebaut werden. Dadurch verliert sowohl das
3 %-Planungskriterium als auch die in der Studie angenommene
Aufteilung des Spannungsbandes ihre Bedeutung. Somit steht ein

Spannungsintervall in der NS-Ebene von Uy +10% zur Verfi-
gung. Diese Mdglichkeit kann in NS-Netzen mit hohem DEA-
Zubau eine gunstigere Alternative zu Leitungsverstarkungsmal-
nahmen sein. Ein flachendeckender Einsatz ist allerdings nicht
sinnvoll, da ein inhomogener Einfluss des DEA-Zubaus auf die
ONS anzunehmen ist und daher nur bestimmte ausgewéhlte ONS
regelbar sein mussen.

Der Einsatz von neuen Netztechnologien wird exemplarisch in den
Niederspannungsnetzen von 14 ONS untersucht. In den Netzen
werden im Vergleich zu der konventionellen Netzplanung die bei-
den Ansatze mit neuen Technologien (rONS / WR + rONS) analy-
siert. In Abbildung 7.1 werden die Ergebnisse fur die Stitzjahre
gegenubergestellt.

S X X X
Al — o Al
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‘ Szenario NEP B
S 2012
S 60% A
= rONS
[%2]
g
£ 40% -
WR + rONS
20% A  Z
0%
2010-2020 2010-2030
Abbildung 7.1 Vergleich des Investitionsbedarfs bei Verwendung innovativer

Netztechnologien im ausgewahlten NS-Netzgebiet fir das Szena-
rio NEP B 2012
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Der konventionelle Ausbau, nach den in der Studie festgelegten
Planungsgrundsatzen, hat den héchsten Investitionsaufwand. Im
untersuchten Netzgebiet kann der Investitionsbedarf drastisch re-
duziert werden, wenn die Wechselrichter der installierten PVA mit
einem Leistungsfaktor von cos(p) = 0,90 ind. betrieben werden
und rONS in den Gebieten eingesetzt werden, wo eine Neupara-
metrierung der WR nicht ausreicht (WR + rONS). Hierbei ist zu
beachten, dass dieses Einsparpotential nur theoretisch zu errei-
chen ist, da auch die Bestandsanlagen maodifiziert werden muss-
ten. Die monetér aufwendigere Lésung im untersuchten Netzge-
biet ist der Ersatz von bestehenden ONS, bei denen im NS-Netz
Spannungskriterien verletzt werden, durch rONS. Diese Variante
bietet allerdings auch die gréReren zusatzlichen Reserven fur ei-
nen weiteren DEA-Zubau.

Die dargestellten Einsparungen gelten nur fir die untersuchten
Netze und kdénnen nur mit begrenzter Gliltigkeit auf die anderen
Niederspannungsnetze hochgerechnet werden. Unter der Annah-
me, dass die Ersparnisse fir alle NS-Netze in Deutschland gelten,
kann ein theoretisches Einsparpotential mit den beschriebenen
Methoden, wie in Abbildung 7.2 dargestellt, erreicht werden.
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Abbildung 7.2 Potentialabschéatzung bei der Verwendung innovativer

Netztechnologien in der NS fur Deutschland fur das Szenario
NEP B 2012 (auf Basis exemplarischer Netze)
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Abbildung 7.3

Mit identischen Annahmen und denselben Netzgebieten wie im
Szenario NEP B 2012 wird das theoretische Einsparpotential
durch den Einsatz innovativer Netztechnologien gegeniber dem
Ausbaubedarf im Bundeslanderszenario ermittelt. In Abbildung
7.3. ist fur die unterschiedlichen Stutzjahre die Potentialabschét-
zung bei der Verwendung innovativer Netztechnologien in der NS-
Ebene dargestellt. Das theoretische Einsparpotential liegt in einer
ahnlichen prozentualen GréfRenordnung wie im Szenario
NEP B 2012.
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Potentialabschéatzung bei der Verwendung innovativer
Netztechnologien in der NS fiur Deutschland fur das Bundeslan-
derszenario (auf Basis exemplarischer Netze)

In der MS erfolgt analog zur NS ein Grof3teil des Ausbaubedarfs
durch Verletzungen der oberen Spannungsgrenze oder der zulés-
sigen Spannungsanhebung von 2 % durch DEA.

Eine Moglichkeit die Spannungsanhebung zu reduzieren, ist die
VergrolRerung des einzuhaltenden cos(¢)-Intervalls der DEA-WR
bis zu cos(¢) = 0,90 ind. Fur Neuanlagen wird eine entsprechen-
de Umsetzung angenommen.

Zunachst werden Besonderheiten in ausgewahlten Netzen vorge-
stellt, die verdeutlichen, dass eine Hochrechnung nur sehr verein-
facht durchgefihrt werden kann und deren Ergebnis nur eine mog-
liche RichtgroRRe ist.
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Abbildung 7.4

In einem Teilnetz des untersuchten Gebiets wurden im Szenario
NEP B 2012 zwei zusatzliche Umspannwerke (UW) auf Grund von
Spannungsproblemen gebaut. Diese MalRnahme kann mit neuen
Netztechnologien umgangen werden. Alternativ wird dazu am UW
eine direkte Spannungsregelung errichtet, die im Starklastfall auf
der unterspannungsseitigen Sammelschiene auf eine hdhere
Spannung regelt. Damit kann bereits an vielen Stellen die 2 %-
Regel eingehalten werden. An langen Leitungsstrdngen werden
erganzend Kompensationsanlagen nahe den Einspeisungen plat-
ziert. In Abbildung 7.4 werden die Ausgaben flir diese MaRhahmen
den Ausgaben fur den konventionellen Netzausbau aus dem Sze-
nario NEP B 2012 gegenlibergestellt.
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Vergleich des Investitionsbedarfs bei Verwendung innovativer
Netztechnologien im ausgewahlten MS-Netzgebiet 1

In dem Diagramm wird gezeigt, dass es mdglich ist in ausgewahl-
ten Netzregionen durch den geschickten Einsatz neuer Technolo-
gien den Investitionsbedarf signifikant zu senken. Es gilt der Hin-
weis, dass das Verhaltnis zwischen dem Investitionsbedarf im
Szenario NEP B 2012 und der Variante nur fir das ausgewahlte
Netz gilt. Der Einsatz von neuen Netztechnologien muss die Inves-
titionen nicht zwangslaufig reduzieren, wie die Ergebnisse eines
weiteren Mittelspannungsnetzes eines anderen Netzgebietes zei-
gen.

Dort ist bereits im Jahr 2020 ein signifikanter Netzausbaubedarf
erforderlich. Daher wird untersucht, ob Spannungsregler in den
UW oder Kompensationsanlagen den Investitionsbedarf senken
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Abbildung 7.5

kénnen. Der Ausbau im Szenario NEP B 2012 hat den Neubau
eines weiteren UW im MS-Netz ergeben. Zusatzlich mussten eini-
ge Leitungen verstarkt werden, um die Spannungsanforderungen
einzuhalten. In Abbildung 7.5 wird der Investitionsbedarf fir zwei
Alternativen dem konventionellen gegenibergestellt. Der Investiti-
onsbedarf kann reduziert werden, wenn in den UW direkte Span-
nungsregler eingebaut werden. Das neue UW muss dennoch ge-
baut werden, es reduziert sich nur die erforderliche Lange neuer
Leitungen. Besonders die innovative Losung ist mit einem hohen
Investitionsbedarf verbunden, wenn Kompensationsanlagen zur
Behebung von Spannungsproblemen aufgestellt werden miissen.
Die Spannungserhdhung ist so ausgepragt, dass mehrere Anlagen
bendtigt werden, die letztlich teurer sind als der konventionelle
Ausbau. In den weiteren Stltzjahren ergibt sich in dem untersuch-
ten Netz kein veranderter Netzausbau durch innovative Netzbe-
triebsmittel.
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Vergleich des Investitionsbedarfs bei Verwendung innovativer
Netztechnologien im ausgewahlten MS-Netzgebiet 2

Die Einsparpotentiale sind stark von den lokalen Gegebenheiten
der Mittelspannungsnetze abhangig. Nicht immer flhrt der Einsatz
von neuen Netztechnologien zu Einsparungen. Fir eine Potential-
abschétzung der deutschlandweiten Einsparungen wird zuséatzlich
zu den detailliert beschriebenen MS-Netzen ein weiteres Netz un-
tersucht. Der Ausbaubedarf der drei Netze im Szenario
NEP B 2012 wird zusammengefasst und monetar bewertet. Der
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Abbildung 7.6

bei Verwendung innovativer Netztechnologien erforderliche Aus-
baubedarf wird nach der gleichen Methode ermittelt. Es wird je-
weils die Variante mit den geringsten Investitionen verwendet. Die
prozentualen Einsparungen in den untersuchten Netzen im Ver-
gleich zum Szenario NEP B 2012 werden, auch wenn die Daten-
basis sehr gering ist, auf den Gesamtinvestitionsbedarf in der MS
Ubertragen und zur Potentialabschétzung fir Deutschland verwen-
det. Die Ergebnisse sind in Abbildung 7.6 dargestellt.
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Potentialabschatzung bei der Verwendung innovativer
Netztechnologien in der MS fur Deutschland fur das Szenario
NEP B 2012 (auf Basis exemplarischer Netze)

Resultierend aus der Untersuchung in der Mittelspannung ergeben
sich mogliche Einsparungen bis zum Jahr 2030 von ca. 50 %. Die-
se Werte basieren auf einer geringen Datenbasis und dienen als
ungefahre Richtgré3e. Sie kbnnen je nach den Rahmenbedingun-
gen in den Netzgebieten stark davon abweichen.

Mit identischen Annahmen und denselben Netzgebieten wie im
Szenario NEP B 2012 wird das Einsparpotential durch den Einsatz
innovativer Netztechnologien gegeniber dem Ausbaubedarf im
Bundeslanderszenario ermittelt. In Abbildung 7.7 ist fir die unter-
schiedlichen Stiitzjahre die Potentialabschatzung bei der Verwen-
dung innovativer Netztechnologien in der MS-Ebene dargestellt.

Die hoéheren DEA-Leistungen im Bundeslanderszenario verursa-
chen haufiger eine Verletzung der thermischen Grenzen, die mit
den betrachteten neuen Technologien nicht verhindert werden



Varianten der Basisszenarien

Abbildung 7.7

kann. Dadurch ist das Einsparpotential mit innovativen Netztech-
nologien in der MS bei hdherer installierter DEA-Leistung geringer.
Anders als in der NS kann das Spannungskriterium aus [32] nur
lokal effektiv behoben werden. Somit sind bei zusatzlichen Anla-
gen in der MS auch mehr Kompensationsanlagen erforderlich.
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Potentialabschéatzung bei der Verwendung innovativer
Netztechnologien in der MS fur Deutschland fir das Bundeslan-
derszenario (auf Basis exemplarischer Netze)

Das Potential von Freileitungssystemen mit erhdhter Stromtragfa-
higkeit ist in zwei exemplarischen Untersuchungsregionen analy-
siert worden. Die Mdglichkeit Freileitungssysteme mit einer héhe-
ren Stromtragfahigkeit zu verwenden, reduziert den Anteil von
Ausbaumal3nahmen in Kabeltechnik. In beiden betrachteten Un-
tersuchungsregionen sind durch den Einsatz von Mehrfachbiindeln
mit erhdhter Stromtragfahigkeit oder HTLS keine neuen Trassen in
Kabeltechnik notwendig.

In Abbildung 7.8 werden die prozentualen Einsparungen durch
Mehrfachbiindel bezogen auf die Basisvariante fur die Untersu-
chungsregionen gezeigt. Das Einsparpotential ist hierbei stark von
den individuellen Eigenschaften der Netze abhangig und nur mit
begrenzter Genauigkeit auf andere Netzregionen zu Ubertragen.
Dadurch ergeben sich auch fur die verschiedenen Zeitschritte un-
terschiedliche Einsparpotentiale. Die hohen DEA-Zubauprognosen
erfordern auch mit innovativen Netztechnologien einen hohen
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Abbildung 7.8

Ausbaubedarf, so dass im Netz 1 die prozentualen Einsparungen
im Jahr 2030 geringer als im Jahr 2020 sind.
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Vergleich des Investitionsbedarfs bei Verwendung innovativer
Netztechnologien in ausgewahlten HS-Netzgebieten

Potentialabschatzung im Szenario NEP B 2012

Durch Freileitungssysteme mit erhdhter Stromtragfahigkeit wird
der Bedarf an neuen Kabeltrassen reduziert. Die Reduzierung des
Investitionsbedarfs ist von der jeweiligen Technologie zur Erho-
hung der Ubertragungskapazitit abhangig. Die Steigerung der
Stromtragfahigkeit einer bestehenden Trasse kann zu Problemen
bei der Genehmigung fihren, da die Feldbelastung der Umgebung
ansteigt. Aus diesem Grund kénnten in der Praxis neue Kabeltras-
sen erforderlich werden.

Die dargestellten Einsparungen gelten fur die untersuchten Netze
und kdnnen nur mit begrenzter Giltigkeit auf die anderen Hoch-
spannungsnetze hochgerechnet werden. Unter der Annahme,
dass die Ersparnisse fur alle HS-Netze in Deutschland gelten,
kann ein gemitteltes Einsparpotential aus den beiden untersuchten
Netzgebieten, wie in Abbildung 7.9 dargestellt, erreicht werden.
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Abbildung 7.9 Potentialabschatzung bei der Verwendung innovativer

Netztechnologien in der HS fur Deutschland fur das Szenario
NEP B 2012 (auf Basis exemplarischer Netze)

Potentialabschatzung im Bundeslanderszenario

Mit identischen Annahmen und denselben Netzgebieten wie im
Szenario NEP B 2012 wird das Einsparpotential durch den Einsatz
innovativer Netztechnologien gegeniiber dem Ausbaubedarf im
Bundeslanderszenario ermittelt. In Abbildung 7.10 ist fur die unter-
schiedlichen Stitzjahre die Potentialabschéatzung bei der Verwen-
dung innovativer Netztechnologien in der HS-Ebene dargestellt.
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Im Bundeslanderszenario missen durch die hoéheren DEA-
Leistungen mehr Kabeltrassen gebaut werden als im Szenario
NEP B 2012. Das Einsparpotential wird héher, wenn stattdessen
andere Leiterseiltechnologien mit hdheren Stromtragfahigkeiten
zum Einsatz kommen.

Die Untersuchungen im Rahmen dieser Variante zeigen, dass
durch Einsatz innovativer Netztechnologien in ausgewahlten Netz-
gebieten der Investitionsbedarf gesenkt werden kann. Fallspezi-
fisch kann notwendiger Netzausbau verzdgert oder langfristig voll-
standig vermieden werden.

Im Netzbetrieb besteht die Mdglichkeit, Spannungsbandverletzun-
gen oder auftretende Belastungssituationen sicher zu beheben. In
der NS und MS kann der Ausbaubedarf durch ein groRReres Inter-
vall fir den Leistungsfaktor cos(¢) mit den Grenzen 0,9 ind. bis
0,9 kap. reduziert werden. Der Einsatz von HTLS oder Mehrbin-
del-Seilsystemen in der HS kann den Netzausbaubedarf ebenfalls
signifikant senken.

Bei allen weiteren innovativen Netztechnologien muss im Einzelfall
Uberprift werden, ob die Investitionen verringert werden kénnen.
Die untersuchten Beispiele zeigen, dass dies je nach Wahl der
innovativen Betriebsmittel nicht in gleichem Maf3e der Fall ist und
sogar ein hoherer Investitionsbedarf entstehen kann. Die resultie-
renden Zahlen werden daher nur zu einer Abschatzung des Poten-
tials verwendet.

Die hoheren Zubauprognosen fur DEA im Bundeslanderszenario
haben beim Einsatz von innovativen Netztechnologien unter-
schiedliche Einsparpotentiale in den Spannungsebenen zur Folge.
In Abbildung 7.11 ist das Einsparpotential in den Spannungsebe-
nen beim Einsatz von innovativen Netztechnologien gegeniber
den Basisszenarien bis zum Jahr 2030 dargestellt.
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landerszenario bis zum Jahr 2030 (auf Basis exemplarischer Net-
ze)

Zusétzlich bedeutet der Einsatz innovativer Netztechnologien teil-
weise einen erhdhten Aufwand im Betrieb und der Wartung sowie
eine kirzere Lebensdauer der Betriebsmittel die bei den Investitio-
nen nicht abgebildet werden. Eine zunachst gunstiger erscheinen-
de Losung kann daher tber die Lebenszeit der Betriebsmittel im
Betrieb teurer sein als eine vergleichbare Losung mit konventionel-
len Betriebsmitteln. Speziell bei den Technologien auf der HS-
Ebene sind die Mdglichkeiten zur Genehmigung sorgfaltig zu pri-
fen.

7.3 Anpassung der technischen
Richtlinien

Im Rahmen der Variantenrechnungen zur Anpassung der techni-
schen Richtlinien werden zwei Untersuchungsschwerpunkte ge-
setzt. Im ersten Betrachtungsfall werden die Auswirkungen des
Verzichts auf das 3 %- bzw. 2 %-Spannungskriterium der NS- und
MS-Anschlussrichtlinien [32], [88] auf den Netzverstarkungsbedarf
untersucht. Wie im Szenario NEP B 2012 wird die symmetrische
Aufteilung des Spannungsbandes zunachst beibehalten und die
Einhaltung der EN 50160 [71] bertcksichtigt. Im zweiten Betrach-
tungsfall wird zusatzlich zum Verzicht auf das Spannungskriterium
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eine asymmetrische Aufteilung des Spannungsbandes vorge-
nommen und die Auswirkung auf den Netzverstarkungsbedarf un-
tersucht.

Die in der HS-Ebene angeschlossenen DEA werden nach [90]
spannungsgeregelt betrieben, wodurch kein spannungsbedingter
Netzausbau erfolgt. Eine Variantenrechnung mit modifizierten
technischen Richtlinien findet daher nicht statt.

Nach [32] und [88] darf beim ungestdrten Betrieb des Netzes die
von allen DEA mit Anschlusspunkt in der untersuchten Netzebene
verursachte Spannungsanderung an keinem Verknupfungspunkt
einen Betrag von 3 % in der NS-Ebene und 2 % in der MS-Ebene
Uberschreiten. Bei den durchgefihrten Variantenrechnungen wird
auf die Anwendung dieser Kriterien verzichtet. Analog zum Szena-
rio NEP B 2012 wird die symmetrische Aufteilung des Spannungs-
bandes beibehalten und die Einhaltung der EN 50160 tberpruift.
Bei der Anwendung des Spannungskriteriums sind einfache topo-
logische Parameter des Netzes und Leistungswerte der DEA aus-
reichend, um einen Netzverstarkungsbedarf zu prifen. Wenn auf
die Prifung der Spannungskriterien verzichtet wird, sind zusatzli-
che Aufwendungen im Bereich der Netzdokumentation und Mess-
werterfassung erforderlich, um detailliertere Netzberechnungen
durchzufiihren. So missen bei der Netzauslegung nach EN 50160
der Einfluss der anderen Netzebenen und der Leistungsbedarf der
Verbraucher bekannt sein. Der Verzicht auf die Uberpriifung der
Spannungskriterien hat keinen Einfluss auf die Netzverstarkungs-
malinahmen bei Verletzung der thermischen Grenzen der Be-
triebsmittel.

Zusatzlich zum Verzicht auf die Anwendung der Spannungskrite-
rien der NS- und MS-Anschlussrichtlinien [32], [88] wird unter-
sucht, ob eine bedarfsgerechte, asymmetrische Aufteilung des
Spannungsbandes den Netzverstarkungsbedarf reduzieren kann.
Daraus resultiert keine Reduktion der Versorgungsqualitat, da die
EN 50160 beim Endkunden weiterhin eingehalten wird. Die ver-
wendete asymmetrische Aufteilung des Spannungsbandes wird in
Tabelle 7.3 der Aufteilung des Spannungsbandes der Basisszena-
rien gegenubergestellt. In dieser Variante werden einspeise- und
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lastgepragte Netzregionen eine jeweils geeignete asymmetrische
Aufteilung des Spannungsbandes zugewiesen.

Spannungsbandaufteilung unter Beriicksichtigung der EN 50160

+4 % bis 4% +5% bis-3% +3 % bis 5%
+2% bis-2% +2%bis-2% +2 % bis-2%

+4%bis—4% +5%bis-3% +3 % bis-5%

Zur Bewertung der NS-Netze mit den beschriebenen Annahmen
der Variante werden die Detail- und die Grenzkurvenanalyse in
allen Untersuchungsregionen der Studie eingesetzt. Netzverstér-
kungsmafinahmen koénnen, wie in Kapitel 4 dargestellt, durch eine
kritische Belastung von Betriebsmitteln oder die Verletzung der
EN 50160 hervorgerufen werden.

Die Analyse der NS-NetzverstarkungsmalRnhahmen des Szenario
NEP B 2012 zeigt, dass uber alle Stiitzjahre in der NS-Ebene ein
Grof3teil ausschlief3lich durch die Verletzung des Spannungskrite-
riums hervorgerufen wird. Eine kritische thermische Belastung von
Betriebsmitteln oder die Verletzung der EN 50160 liegt in diesen
Fallen nicht vor. Daher kann durch den Verzicht auf dieses Kriteri-
um ein Grofiteil der Netzausbau- und -verstarkungsmaflinahmen
vermieden werden. Die zusatzliche asymmetrische Aufteilung des
Spannungsbandes hat einen geringeren Einfluss auf die notwen-
digen Netzverstarkungsmal3nahmen. Die Uber die Analysemetho-
den gemittelten Ergebnisse der untersuchten Netzgebiete sind in
Abbildung 7.12 dargestellt.
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Abbildung 7.12 Einsparpotential in der NS-Untersuchungsregion durch Anpassung
der technischen Richtlinien

Aus dem Einsparpotential der untersuchten Netzgebiete kann ein
deutschlandweites Einsparpotential abgeschatzt werden. In der
Abbildung 7.13 wird dieses Einsparpotential mit den Investitionen
im Szenario NEP B 2012 verrechnet und dargestellt.
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Abbildung 7.13 Deutschlandweites Einsparpotential in der NS durch Anpassung
der technischen Richtlinien



Varianten der Basisszenarien

7.3.2

Abbildung 7.14

Ergebnis far die Mittelspannung

Zur Bewertung der MS-Netze mit den beschriebenen Annahmen
der Variante werden die Detail- und die Grenzkurvenanalyse in
allen Untersuchungsregionen der Studie eingesetzt. Netzverstér-
kungsmalinahmen kénnen, wie in Kapitel 4 dargestellt, durch eine
kritische Belastung von Betriebsmitteln oder die Verletzung der
EN 50160 notwendig sein.

Die Analyse der MS-Netzverstarkungsmafinahmen des Szenario
NEP B 2012 zeigt, dass uber alle Stutzjahre viele Mal3hahmen
ausschlieBlich durch die Verletzung der Spannungskriterien her-
vorgerufen werden. Wie in Abbildung 7.14 dargestellt, ist das Ein-
sparpotential im Vergleich zur NS-Ebene wesentlich geringer. In
den MS-Netzen liegen haufiger kritische thermische Belastungen
von Betriebsmitteln oder Verletzungen der EN 50160 vor, die nach
den Planungsgrundlagen aus Kapitel 4 behoben werden.
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Einsparpotential in der MS-Untersuchungsregion durch Anpassung
der technischen Richtlinien

Aus der Hochrechnung der Variantenergebnisse ergibt sich das
deutschlandweite Einsparpotential. Die Investitionen im Szenario

NEP B 2012 und in der Variante werden in Abbildung 7.15 vergli-
chen.
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Abbildung 7.15
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Deutschlandweites Einsparpotential in der MS durch Anpassung
der technischen Richtlinien

Durch Anpassung der technischen Richtlinien kénnen Netzaus-
baumalRnahmen ohne zusatzliche Investitionen sowohl teilweise
vermieden als auch zeitlich verzdgert werden. Vor allem in der NS-
Ebene kann der Netzausbaubedarf signifikant gesenkt werden, da
das konsequente Bericksichtigen des 3 %-Kriteriums der An-
schlussrichtlinie einen Grof3teil des Ausbaubedarfs bedingt. In der
MS-Ebene ist das Einsparpotential geringer, da dort der Grol3telil
der auftretenden Netzausbaumaf3nahmen entweder durch die Ver-
letzung der thermischen Belastungsgrenzen oder der EN 50160
hervorgerufen werden.

Ein Teil der berechneten Investitionen fiir das Basisjahr ist auf
MalRnahmen zur Einhaltung der Anschlussrichtlinien zuriickzufiih-
ren, die heute nicht immer eingehalten werden. Ein generelles
Aufheben dieses Kriteriums ist in der Praxis schwierig umzuset-
zen, da flachendeckend detailliertere Netzdokumentationen und
Netzberechnungen zur Auslegung sowie zuséatzliche Messtechnik
zur Ermittlung der Netzzustédnde notwendig wéaren. Dennoch kann
davon ausgegangen werden, dass in vielen Fallen der zusatzliche
Aufwand fur die Netzdokumentation, Netzberechnung und Mess-
technik geringere Kosten als die entsprechenden Netzverstar-
kungsmafinahmen aufweist.
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Durch den Zubau von DEA auf Verteilnetzebene wird der Ruck-
speisefall zunehmend der netzauslegungsrelevante Fall, wie im
Szenario NEP B 2012 gezeigt wurde. Zur Entlastung der Netze ist
eine Reduzierung der Einspeisespitzen durch Abregelung der DEA
denkbar.

Nach EEG™ ist fir PVA mit einer installierten Leistung groRer
30 kW eine ferngesteuerte Reduzierung der Einspeiseleistung
bereits vorgesehen. Fir PVA bis 30 kW installierter Leistung mus-
sen Anlagenbetreiber nach EEG™ entweder eine ferngesteuerte
Reduzierung der Einspeiseleistung oder eine generelle Einspei-
sedrosselung auf 70 % der theoretischen Anlagenspitzenleistung
realisieren.

Die Abregelung der PVA fihrt im Jahresverlauf zu einer vermin-
derten Bereitstellung elektrischer Energie. Aus der Verringerung
der Erlése durch die Energiebereitstellung oder der Zusatzinvesti-
tion in die technische Ausristung zur Fernsteuerung folgt ein Ren-
diteverlust fir die Anlagenbetreiber. Nach [20] soll aus der Be-
grenzung der maximalen Wirkleistungseinspeisung auf 70 % am
Netzverknipfungspunkt eine Reduktion der jahrlich eingespeisten
Energiemenge von 2 % resultieren. Andere Berechnungen erge-
ben jedoch hohere Energieverluste im Bereich von 3 % bis 8 %
und weisen aus, dass fir eine Reduktion der jahrlich eingespeisten
Energiemenge von rund 2 % nur eine Abregelung auf etwa 85 %
der Nennleistung vorgenommen werden durfte [1].

In dieser Potentialabschatzung wird fur alle PVA, auch Bestands-
anlagen und Anlagen dber 30 kW installierter Leistung, ab dem
Jahr 2020 eine Abregelung im netzauslegungsrelevanten Fall auf
70 % der installierten Leistung angenommen. Dabei ist im Rahmen
der Bewertung nicht relevant, ob diese Abregelung eine generelle
oder ferngesteuerte Abregelung ist.

Auch eine Abregelung von WEA wird in dieser Variante berlck-
sichtigt. Der geeignete Abregelungswert fur WEA wird analog zur
Herleitung des PVA-Abregelungswerts bestimmt und betragt 80 %
(Herleitung siehe Kapitel 9.1).

286 Abs. 2 Nr. 1 EEG

1386 Abs. 2 Nr. 2 EEG
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7.4.1

Abbildung 7.16

7.4.2

In dieser Variante wird der Ausbaubedarf bei Beriicksichtigung
einer Leistungssteuerung bei DEA fir die Stitzjahre 2020 und
2030 ermittelt. Der bis zum Stitzjahr 2020 erforderliche Ausbau-
bedarf wird dem Szenario NEP B 2012 entnommen.

Ergebnis fur die Niederspannung

Die Abregelung der DEA in der NS-Ebene wird anhand der GKA
fur den vollstandigen Datensatz durchgefihrt, der auch dem Sze-
nario NEP B 2012 zugrunde liegt. Dabei ergibt sich ein Einsparpo-
tential von 8 % bis zum Jahr 2020 und 13 % bis zum Jahr 2030.
Wird unterstellt, dass diese Ergebnisse auf Deutschland Ubertrag-
bar sind, kann der Investitionsbedarf gemafd Abbildung 7.16 bis
zum Jahr 2030 um 0,5 Mrd. € reduziert werden.
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Einsparpotential durch Leistungssteuerung von DEA in der NS-
Ebene

Ergebnis fur die Mittelspannung

Analog zur NS-Ebene wird die Abregelung der DEA in der MS-
Ebene anhand der GKA fiur den vollstandigen Datensatz durchge-
fahrt, der auch dem Szenario NEP B 2012 zugrunde liegt. Dabei
ergibt sich ein Einsparpotential von 15 % bis zum Jahr 2020 und
19 % bis zum Jahr 2030. Wird unterstellt, dass diese Ergebnisse
auf Deutschland ubertragbar sind, kann der Investitionsbedarf ge-
maf Abbildung 7.17 bis zum Jahr 2030 um 1,5 Mrd. € reduziert
werden.
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Abbildung 7.17

7.4.3
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Ergebnis fur die Hochspannung

In der HS-Ebene werden die Auswirkungen der Abregelung von
DEA in einem vorwiegend WEA- und einem PVA-gepragten Netz-
gebiet untersucht. Im WEA-gepragten Netzgebiet kann der Investi-
tionsbedarf bis zum Jahr 2030 um etwa 35 % und im PVA-
gepragten Gebiet um etwa 16 % reduziert werden. Die Einsparpo-
tentiale durch DEA-Abregelung in den untersuchten Netzgebieten
sind von der jeweiligen Vorbelastung der Netze abhangig. Netz-
ausbaumafnahmen kdnnen somit bei einer nur geringfigig redu-
zierten Netzbelastung durch DEA-Abregelung nicht mehr notwen-
dig sein.

Gilt das mittlere Einsparpotential aus beiden untersuchten Netzge-
bieten fur Deutschland, so sinkt der Investitionsbedarf gemanr Ab-
bildung 7.18 im HS-Netz bis zum Jahr 2030 von 16,1 Mrd. € im
Szenario NEP B 2012 auf 12,8 Mrd. €.
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Abbildung 7.18
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Einsparpotential durch Leistungssteuerung von DEA in der HS-
Ebene

Der Netzausbaubedarf kann durch Abregelung von DEA reduziert
werden, da die Netze auf Leistungsspitzen ausgelegt werden. Die
Abregelung von DEA ermdéglicht neben der Vermeidung auch eine
zeitliche Verzdgerung von Netzausbaumalnahmen. Der Investiti-
onsbedarf reduziert sich Uber alle Spannungsebenen gegenuiber
dem Szenario NEP B 2012 bis zum Jahr 2030 um etwa 19 %. Im
Vergleich zum Szenario NEP B 2012 sinkt dabei die von den DEA
bereitgestellte Energie um lediglich 2 %. Somit kann durch eine
vergleichsweise einfach umsetzbare Malinahme ein hohes Ein-
sparpotential bei nur geringen Energieverlusten erzielt werden. Die
Abregelung selbst ist nur mit auf3erst geringem Investitionsbedarf
verbunden. Eine Bewertung der volkswirtschaftlichen Wirkung der
Abregelung von DEA wird an dieser Stelle nicht vorgenommen.

Bis zum Jahr 2030 entsteht durch Abregelung von DEA ein Ener-
gieverlust von 35 TWh. Bezogen auf die Einsparungen in Hbéhe
von 5,3 Mrd. € ergibt sich ein Einsparpotential pro nicht einge-
speister Energie von 150 €/ MWh. Diesem Potential liegt die An-
nahme zugrunde, dass PVA rund 683 Volllaststunden und WEA
rund 1567 Volllaststunden erreichen (abgeleitet aus [22]).

Durch intelligentes Einspeisemanagement unter Einsatz von In-
formations- und Kommunikationstechnologie (IKT) kénnte der
Energieverlust reduziert werden, da nur in kritischen Netzsituatio-
nen gezielt abgeregelt werden misste. Es ist jedoch zu beachten,
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Abbildung 7.19

dass der Bedarf an IKT zusatzliche Investitionen bedingt, die je-
doch deutlich unter den Investitionen flr primértechnische Be-
triebsmittel liegen.

In dieser Variante wird untersucht, ob der Netzausbau durch vo-
rausschauende Ausbaumalinahmen reduziert werden kann. Im
Szenario NEP B 2012 erfolgt die Berechnung des Netzausbaube-
darfs somit, wie in Abbildung 7.19 a) dargestellt, fiir jedes Sttitzjahr
basierend auf der Datengrundlage des vorherigen. Hierbei wird die
bisherige Netzentwicklung, jedoch keine zukinftigen Entwicklun-
gen bericksichtigt. Netzausbaumal3inahmen die in vorherigen
Stutzjahren ausgebaut wurden, kénnen in Folgejahren erneut
Uberlastet sein und missen demnach erneut ausgebaut werden.
Hierdurch sind gebenenfalls Investitionen mehrfach zu téatigen. In
dieser Variante wird der monetére Vorteil einer vorausschauenden
Netzausbauplanung fir exemplarische Netzgebiete der Nieder-,
Mittel- und Hochspannungsebene ermittelt.

a)
2010 2015 2020 2030
b)

2010 2015 2020 2030

Berechnungsschritte im Szenario NEP B 2012 (a) und in der
Variante vorausschauende Netzausbauplanung (b)

Im Gegensatz zu der Vorgehensweise im Szenario NEP B 2012
wird der Netzausbaubedarf in dieser Variante wie Abbildung
7.19 b) dargestellt ermittelt. Die kumulierten Zubauprognosen bis
zum jeweiligen Stitzjahr werden in den Netzen immer ausgehend
vom Netz mit dem Ausbauzustand des Jahres 2010 nach Umstel-
lung auf die neuen Planungs- und Betriebsgrundsétze berlicksich-
tigt. FUr die entstanden Versorgungsaufgaben werden die Netze,
wie im Szenario NEP B 2012, nach den Planungsvarianten aus
Kapitel 4 ausgebaut.
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Es werden ausgewéhlte Netzgebiete untersucht, bei denen im
Szenario NEP B 2012 erforderliche AusbaumalRnahmen in mehre-
ren Stitzjahren Uberarbeitet wurden und somit eine vorausschau-
ende Netzplanung sinnvoll ist.

Die Verteilung der DEA in den Niederspannungsnetzen ist in der
Studie zufallig. Aus diesem Grund sind bei den meisten Netzen in
den Stitzjahren unterschiedliche Leitungsstrdnge vom Zubau be-
troffen, weshalb keine Leitungen wiederholt ausgebaut werden
und diese Netzgebiete somit keine Vorteile aus der vorrauschau-
enden Netzplanungen erzielen kénnen. In der Niederspannung
kann daher nur in einem Netzgebiet untersucht werden, ob eine
vorausschauende Netzplanung zu Einsparungen bei den Investiti-
onen fihrt.

In diesem ausgewahlten Niederspannungsnetz ist es im Jahr 2015
des Szenario NEP B 2012s erforderlich, einige Trassen mit zusatz-
lichen Kabeln zu verstarken. Die gleiche Region wird im Jahr 2020
durch den Zubau von neuen ONS verstarkt, um die erneut aufge-
tretenen Spannungsbandverletzungen zu beheben. Dieser Verlet-
zung der Planungsgrundsatze kann in diesem Sonderfall nicht
wirtschaftlich vertretbar durch eine Verstarkung der bestehenden
Kabeltrassen entgegengewirkt werden. Wenn direkt mit der héhe-
ren DEA-Leistung der Stitzjahre 2015 und 2020, beziehungsweise
2015, 2020 und 2030 vorausschauend geplant wird, kénnen durch
eine geschickte Positionierung der neuen ONS die erforderlichen
Kabelkilometer reduziert werden. In den betrachteten NS-
Untersuchungsregionen trat der wiederholte Ausbau von Leitun-
gen nur in wenigen Regionen auf.

Auch wenn davon ausgegangen wird, dass das Verhéltnis zwi-
schen den Regionen mit und ohne ein Potential bei der voraus-
schauenden Netzplanung reprasentativ fir Deutschland ist, kann
das daraus entstandene Ergebnis nur als exemplarisch angesehen
werden. Die Reduktion der Investitionen fir die Niederspannungs-
ebene ist in Abbildung 7.20 dargestellt. Obwohl die Reduktion der
Investitionen vergleichsweise gering ist, zeigt diese Variante, dass
eine langfristige und vorausschauende Planung bei bekannten
hohen Prognosen unnétigen Netzausbau vermeiden kann.
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Abbildung 7.20
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Einsparpotential durch vorausschauende Netzplanung in der
NS-Ebene in Deutschland (auf Basis exemplarischer Netze)

Ergebnis fur die Mittelspannung

Ein Grofdteil des Ausbaubedarfs in den Mittelspannungsnetzen
wird durch die Verletzung der oberen Grenze des Spannungsinter-
valls oder die strikte Einhaltung des 2 %-Kriteriums hervorgerufen.
Dadurch sind vor allem weit vom UW entfernte Netzknoten betrof-
fen. Wie in der Niederspannungsanalyse sind aber auf Grund der
stochastischen Verteilung in den Stitzjahren unterschiedliche
Strédnge vom Zubau betroffen. In einem ausgewahlten Netz kann
ebenso in der Mittelspannung demonstriert werden, dass eine vo-
rausschauende Planung den Ausbaubedarf reduzieren kann. In
Abbildung 7.21 wird die mdogliche Reduktion der Investitionen in
den Mittelspannungsnetzen durch vorausschauende Planung dar-
gestellt. Bei langfristigen Planungen kann in der Mittelspannung
prozentual mehr eingespart werden, als bei den mittelfristigen Pla-
nungshorizonten zwischen den Stutzjahren der Studie.
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Abbildung 7.21
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Einsparpotential durch vorausschauende Netzplanung in der
MS-Ebene in Deutschland (auf Basis exemplarischer Netze)

Ergebnis fur die Hochspannung

Die Uberschreitung der maximal zulassigen Betriebsmittelbelas-
tung ist die Hauptursache fir notwendige Netzausbaumafl3nahmen
in der Hochspannungsebene. Im Szenario NEP B 2012 erfolgt
eine konsequente Umristung der Uberlasteten Leitungen auf ei-
nen Leitungstyp mit der nachsthdéheren Tragfahigkeit bei dem kei-
ne Uberlastung auftritt. In den folgenden Stitzjahren konnen diese
ertlichtigten Leitungen erneut uUberlastet werden und somit einen
weiteren Ausbau erforderlich machen. In allen Untersuchungsregi-
onen der Hochspannungsebene werden wiederholte Ausbaumaf-
nahmen in aufeinanderfolgenden Stitzjahren durchgefihrt.

Im Rahmen dieser Variante sind zwei exemplarische Untersu-
chungsregionen der Hochspannung detailliert betrachtet und ana-
lysiert worden. Die Reduktion des Investitionsbedarfs, die durch
die vorausschauende Netzplanung in den untersuchten Netzgebie-
ten erreicht werden kann, ist fur die Jahre 2020 und 2030 in Abbil-
dung 7.22 dargestellt. Sie wird maRgeblich durch den zielgerichte-
ten Ausbau auf die notwendige Stromtragfahigkeit der Freileitungs-
trassen des Betrachtungsjahres erreicht. Die vorausschauende
Netzplanung hat in den untersuchten Regionen keinen Einfluss auf
die erforderlichen Kabeltrassen.
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Abbildung 7.22
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Unter der Annahme, dass sich in den nicht im Detail untersuchten
Netzgebieten in Deutschland ein ahnliches Potential abschatzen
lasst, kann fir das Hochspannungsnetz eine Reduktion des Inves-
titionsbedarfs um ca. 20 % fur das Jahr 2020 und ca. 12 % fir das
Jahr 2030 erreicht werden.

Zusammenfassung der Ergebnisse

Die an ausgewahlten Netzgebieten erstellten Ergebnisse dieser
Variante zeigen, dass mit zunehmender Planungssicherheit der
Netzausbau optimiert und der entstehende Investitionsbedarf
durch die Vermeidung von Mehrfachinvestitionen gesenkt werden
kann.

Auch wenn die Ergebnisse nur eine grobe Abschéatzung der Ein-
sparungen geben kdnnen, zeigen die ausgewahlten Netzgebiete,
dass Reduktionen der Investitionen von bis zu 20 % mdglich sind.
Das Einsparpotential von bis zu 20 % bedingt jedoch die Kenntnis
Uber die Entwicklung der Versorgungsaufgabe in den néchsten 20
Jahren. Diese Grundvoraussetzung ist jedoch in der Praxis nur
teilweise gegeben.

Bereits in den Basisszenarien wird durch die Zeitschritte von 5
bzw. 10 Jahren eine vorausschauende Planung unterstellt,
wodurch Mehrfachinvestitionen in diesen Zeitschritten vermieden
werden. In der betrieblichen Praxis kénnen jedoch selbst in einem
5-Jahres-Zeitraum Mehrfachinvestitionen nicht vollig ausgeschlos-
sen werden.
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Vor diesem Hintergrund kdnnte die vorausschauende Netzplanung
in Netzgebieten Anwendung finden, die nahezu ausschlielich als
Sammelnetze fur DEA betrieben werden und hohe Prognosen als
sehr wahrscheinlich gelten.

Der Ausgleich der DEA-Einspeisung und die Anpassung der Las-
ten an die Energiebereitstellung kénnen in Zukunft groRraumig
Uber Marktsignale erfolgen. Lastzentren in den Stadten und Gebie-
te mit hohen DEA-Einspeisungen missen uber das Netz ausgegli-
chen werden. Demand-Side-Management (DSM) ist die Nutzung
von Lastflexibilitdten aufgrund &Aul3erer Vorgaben wie tariflichen
Anreizen oder Steuerimpulsen und ermdglicht so einen Ausgleich
zwischen Bereitstellung und Last. Lasten von Haushalten, des
Gewerbes und der Industrie lassen sich hierdurch um Zeitrdume
von Viertelstunden bis hin zu mehreren Stunden verschieben.
Grundsatzlich ist auch eine Betrachtung von steuerbaren Einspei-
sern wie BMA oder KWKA denkbar. Der Einfluss auf den Netzaus-
baubedarf wird jedoch auf Grund der Marktstrukturen und Einsatz-
strategien als gering bewertet und in dieser Studie nicht weiter
betrachtet.

In dieser Variante wird der Einfluss des DSM auf den Netzausbau-
bedarf bestimmt. Die Betrachtung erfolgt fir den vollstandigen
Datensatz der GKA fir die Jahre 2020 und 2030.

Im Rahmen dieser Studie wird zwischen dem Einsatz des DSM
basierend auf Marktanreizen und dem Einsatz basierend auf Netz-
anreizen unterschieden.

Im Fall des marktorientierten Einsatzes reagieren die Lasten nur
auf Anreize seitens eines Energiemarktes. Im lokalen Starklastfall
kann dabei das Netz zusatzlich belastet werden, wenn die Lasten
beispielsweise aufgrund eines deutschlandweit vorhandenen
Uberschusses an erneuerbar bereitgestellter Energie zugeschaltet
werden. Im lokalen Rickspeisefall kann eine hohe, deutschland-
weite Nachfrage nach elektrischer Leistung zu Marktanreizen fih-
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ren, durch welche Lasten abgeschaltet werden und das Netz lokal
zusétzlich belastet wird.

Im Fall des netzorientierten Einsatzes wird DSM nur netzentlas-
tend eingesetzt. Das Netz kann entlastet werden, wenn Lasten im
Starklastfall zur lokalen Optimierung abgeschaltet oder im Ruick-
speisefall zugeschaltet werden.

In Tabelle 7.4 wird die prozentuale Veranderung der Lasten durch
DSM bei Einsatz nach Markt- bzw. Netzanreizen fur den Starklast-
und den Ruckspeisefall fur die NS- und MS-Ebene aufgefihrt. Der
angegebene Prozentwert beschreibt die prozentuale Veranderung
der Last durch DSM im Vergleich zum Szenario NEP B 2012. Die
Werte wurden durch Zeitreihensimulationen einer laufenden For-
schungsarbeit an der TU Dortmund ermittelt (Herleitung siehe Ka-
pitel 9.5).

Prozentuale Veranderung der Lasten durch DSM

+1 +18 (Anderung nicht relevant)
(Anderung nicht relevant) +10 +60

+6 +8 (Anderung nicht relevant)
(Anderung nicht relevant) +7 +8
(Anderung nicht relevant) (Anderung nicht relevant)

Der Einfluss des DSM auf den Riuckspeisefall bei Einsatz nach
Marktanreizen ist in der NS- und MS-Ebene nicht relevant, da im
Ruckspeisefall in beiden Spannungsebenen nur eine sehr geringe
Last vorliegt und DSM nur einen sehr geringen prozentualen Ein-
fluss auf diese Last nimmt. Im Starklastfall resultiert eine Erhéhung
der Last, die bei einzelnen Netzen auslegungsrelevanten Charak-
ter bekommen kann.

Hingegen ist der Einfluss des DSM auf den Starklastfall in der NS-
und MS-Ebene bei Einsatz nach Netzanreizen nicht auslegungsre-
levant. Ziel des DSM waére die Reduktion der Last im Starklastfall,
wobei bei Annahme einer konstanten Last bis 2030 das heute be-
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stehende Netz weiterhin ausreichend stark wére und keine Netz-
verstarkung resultierte. Einsparungen waren hier lediglich bei den
Erneuerungsmalinahmen realisierbar, die im Rahmen der Studie
jedoch nicht abgeschéatzt wird. In auslegungsrelevanten Rickspei-
seféllen kann durch DSM die Last erhoht werden. Die Erhéhung
der Last kann den Betrag der Rickspeisung reduzieren und Netz-
verstarkungsmalRnahmen vermeiden.

In der HS-Ebene hat DSM keine nennenswerten Auswirkungen auf
den Ausbaubedarf, da sich die auslegungsrelevanten Belastungs-
sitationen und somit die Knotennettoleistungen nur sehr geringfi-
gig andern. Die Anderungen der Last betragen im 110-kV-Netz nur
wenige Prozentpunkte bezogen auf die Jahreshdchstlast. Der
Ruckspeisefall ist aufgrund der hohen DEA-Leistung in allen Un-
tersuchungsregionen auslegungsrelevant. Die geringe Lasterho-
hung fahrt nicht zu einer Reduktion der Belastung im Ruckspeise-
fall. Dadurch kdnnen keine Einsparungen durch DSM in der HS-
Ebene erzielt werden, weshalb in der Folge keine Ergebnisse fir
die HS-Ebene aufgefuhrt werden.

Die Auswirkungen von markt- und netzgetriebenem DSM auf den
Netzausbau werden in der Niederspannung mit Hilfe der GKA un-
tersucht. Bedingt durch die groRe Datengrundlage der GKA kon-
nen die Ergebnisse zur Potentialabschéatzung direkt auf Deutsch-
land hochgerechnet werden.

In Abbildung 7.23 sind die Auswirkungen eines marktgetriebenen
DSM auf den deutschlandweiten Netzausbaubedarf dargestellt.
Wahrend bis zum Jahr 2020 nur ein geringfligig héherer Ausbau-
bedarf auftritt, erhéht sich dieser um 90 % im Jahr 2030.

Der auffallig hohe Anstieg des Investitionsbedarfs zwischen den
Jahren 2020 und 2030 ist durch die in Stufen erfolgende Netzaus-
bauplanung erklarbar. So fuhrt die Erhéhung der Lasten im Stark-
lastfall durch den Einsatz von DSM zu einem lastbedingten Netz-
ausbau in lastgepragten Regionen. In diesen Regionen sind die
Netze auf den Starklastfall ausgelegt und werden nahe der plane-
rischen Grenzen betrieben, so dass durch eine geringe Anderung
der Last NetzausbaumafRnahmen erforderlich werden.

Zur Vermeidung dieser Folgen sollte das DSM beztiglich der Netz-
belastung begrenzt werden. Das bedeutet, dass DSM zur Uber-
wiegenden Zeit martkgetrieben erfolgt jedoch teilweise netzgetrie-



Varianten der Basisszenarien

ben eingeschrankt werden muss. Eine Koordination zwischen
DSM und dem Netz ist unbedingt erforderlich. Alternativ kann
durch den Einsatz von innovativen Netztechnologien der lastbe-
dingte Ausbau vermieden werden. So kann fallspezifisch auf eine
unsymmetrische Aufteilung des Spannungsbands in Verbindung
mit IKT zurlckgegriffen oder rONS eingesetzt werden, wobei die
Wirtschaftlichkeit jeweils zu prufen ist.

Erfolgt DSM netzgetrieben, sind nur sehr geringe Einsparungen
gegenuber dem Szenario NEP B 2012 sichtbar. In Abbildung 7.24
sind die Ergebnisse bei netzgetriebenem DSM dargestellt.
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Abbildung 7.23 Auswirkungen von marktgetriebenem DSM auf den
Investitionsbedarf in der NS-Ebene
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Abbildung 7.24 Auswirkungen von netzgetriebenem DSM auf den
Investitionsbedarf in der NS-Ebene
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7.6.2 Ergebnis fur die Mittelspannung

Die Auswirkungen von markt- und netzgetriebenem DSM auf den
Netzausbau werden in der Mittelspannung mit Hilfe der GKA un-
tersucht. Bedingt durch die groRe Datengrundlage der GKA kon-
nen die Ergebnisse direkt auf Deutschland zur Potentialabschéat-
zung hochgerechnet werden. In Abbildung 7.25 und in Abbildung
7.26 sind die Auswirkungen des marktgetriebenen und netzgetrie-
benen DSM auf den deutschlandweiten Netzausbaubedarf darge-
stellt. In beiden Féallen &ndert sich der Netzausbaubedarf durch
den Einsatz von DSM gegeniiber dem Szenario NEP B 2012 nur

geringfligig.
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Abbildung 7.25 Auswirkungen von marktgetriebenem DSM auf den
Investitionsbedarf in der MS-Ebene
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Abbildung 7.26 Auswirkungen von netzgetriebenem DSM auf den
Investitionsbedarf in der MS-Ebene
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Es ist schwierig abzuschatzen, wann und in welchem Umfang sich
ein Lastmanagement oder die Lastbeeinflussung durch flexible
Tarife durchsetzen wird. Grundsétzlich kdnnen Lasten markt- oder
netzgetrieben gesteuert werden. Durch Zeitreihensimulationen
uber beispielhafte Jahre wurde die Anderung der Netzauslegungs-
falle fir den Spitzenlast und Rickspeisefall bei markt- oder netz-
getriebenem Lastmanagement ermittelt. Die Potentiale eines
wechselseitig netz- bzw. marktgetriebenen DSM wurden nicht se-
parat untersucht, da sie zwischen den beiden Grenzféllen des al-
lein netz- oder marktgetriebenen Einsatzes liegen werden.

Die Variantenrechnung zeigt, dass DSM nur in der NS- und MS-
Ebene signifikant Einfluss auf den Netzausbaubedarf hat. In der
HS-Ebene andern sich die Knotennettoleistungen nur geringfigig.
Konkret sind beim netzgetriebenen DSM in NS-Ebene bis zum
Jahr 2030 Einsparungen von 2 % und in der MS-Ebene von 0,2 %
zu erwarten. Der ausschliel3lich marktgetriebene Einsatz des DSM
wuirde in der NS-Ebene einen Anstieg des Investitionsbedarfs bis
zum Jahr 2030 um 90 % und in der MS-Ebene um 3 % bewirken.
Die beiden Betriebsfélle des DSM wurden hier isoliert voneinander
betrachtet. Bei einer praktischen Umsetzung kénnen beide Ziel-
setzungen in Abhangigkeit der Netzbelastungssituation eingesetzt
werden. Damit kann marktgetriebenes DSM in seltenen Belas-
tungsfallen durch netzgetriebenes DSM abgel6st werden.

Zukunftig ist eine flachendeckende Integration von dezentralen
Speichern in den Verteilnetzen denkbar. Diese hatte einen ent-
scheidenden Einfluss auf die Versorgungsaufgabe und somit auch
auf die Netzplanung. Ein derartiges Szenario wird in dieser Varian-
te analysiert. Wichtig fur die Netzauslegung sind dabei insbeson-
dere Informationen Uber die Speicherleistung und den Speicherbe-
trieb. Die Auswirkungen eines Speichers auf das Netz sind im We-
sentlichen unabhangig von der eingesetzten Speichertechnologie.

In der Studie wird angenommen, dass dezentrale Speicher ahnlich
den DSM-Lasten in Kapitel 7.6 markt- oder netzorientiert betrieben
werden kénnen.
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Im Fall der marktorientierten Betriebsweise reagieren die Speicher
nur auf Anreize seitens eines Energiemarktes. Im Starklastfall
konnen dezentrale Speicher im Lastbetrieb das Netz zuséatzlich
belasten, wenn sie beispielsweise aufgrund eines deutschlandweit
vorhandenen Uberschusses an erneuerbar bereitgestellter Energie
als Lasten betrieben werden. Im Ruckspeisefall kann eine hohe,
deutschlandweite Nachfrage nach elektrischer Leistung zu Markt-
anreizen fuhren, durch welche die Speicher in das Netz einspeisen
und es lokal zusatzlich belasten. Gleiches kann fir die Bereitstel-
lung von Netzdienstleistungen wie Regelenergie gelten.

Im Fall der netzorientierten Betriebsweise werden dezentrale
Speicher nur netzentlastend betrieben. Im Starklastfall kbnnen sie
das Netz entlasten, wenn sie zur lokalen Optimierung Leistung in
Lastndhe bereitstellen. Im Rickspeisefall kann das Netz lokal ent-
lastet werden, wenn die Einspeisung aus DEA bereits vor Ort zum
Teil durch den Speicher aufgenommen wird. Ein solcher Speicher
entlastet dann immer auch die Uberlagerte Spannungsebene.

In der NS-Ebene werden Speicher mit einer Leistung von 100 %
der installierten PVA-Leistung angenommen. Die Speicherkapazi-
tat muss ausreichend dimensioniert sein, um die Mittagsspitze bei
hoher PVA-Einspeisung mit 35 % der Anlagenleistung vollsténdig
aufzunehmen. Ein derartiger Speicher kann folglich die Einspeise-
leistung einer PVA im Spitzenlastfall um etwa ein Drittel reduzie-
ren. Derartig dimensionierte Speicher entsprechen typischen An-
lagen, die bereits heute vereinzelt am Markt angeboten werden.

In der MS- und HS-Ebene werden zusatzlich Speicher bei WEA
installiert, die einen gréReren Energiegehalt in Bezug zur Leistung
bendétigen. Daher wird von Speichern mit einer Leistung von nur
20 % der WEA-Leistung ausgegangen.

Im Rahmen der Studie wird angenommen, dass bei 20 % aller
DEA im Jahr 2020 und 50 % aller DEA im Jahr 2030 ein Speicher
installiert ist.

Die Integration dezentraler Speicher wird anhand aller vorliegen-
den NS-Netze mit der GKA bewertet. Im Rahmen der Methodik
werden die oben getroffenen Annahmen auf eine PVA-
Einspeisung im Strang umgerechnet.
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Abbildung 7.27

Bei marktgetriebenem Speichereinsatz und einem Wechselspiel
mit Uberregionalen Last, Solar- und Windszenarien kénnen sich
folgende auslegungsrelevante Situationen ergeben. Im Jahr 2020
speisen 20 % und im Jahr 2030 speisen 50 % der PVA im Riuck-
speisefall gleichzeitig mit dem zugehdrigen Speicher mit 185 %
der installierten PVA-Leistung ein. Die restlichen 80 % bezie-
hungsweise 50 % der PVA speisen wie im Szenario NEP B 2012
mit 85 % der installierten Leistung ein. Daraus ergibt sich fur das
Jahr 2020 eine durchschnittliche Einspeisung von 105 % der in-
stallierten PVA-Nennleistung im Ruckspeisefall. Fur das Jahr 2030
betragt die durchschnittliche Einspeisung 135 % der installierten
PVA-Nennleistung. Des Weiteren kann im Starklastfall der Leis-
tungsfluss in den Netzen durch das Laden der Speicher erhoht
werden.

In Abbildung 7.27 ist der zusatzliche Investitionsbedarf durch die
Integration von netzbelastenden Speichern in der NS-Ebene dar-
gestellt. Bis zum Jahr 2030 steigt der Investitionsbedarf im Ver-
gleich zum Szenario NEP B 2012 um 194 % an.
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Zusétzlicher Investitionsbedarf in der NS-Ebene durch die
Integration netzbelastender Speicher

Beim netzentlastenden Einsatz der Speicher gilt im Jahr 2020 eine
durchschnittliche Einspeisung der PVA von 78 % ihrer installierten
Nennleistung. Im Jahr 2030 sinkt diese Einspeisung auf 68 % der
installierten PVA-Nennleistung. Die Auswirkungen der Speicher im
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Abbildung 7.28

[7.7.2

Starklastfall werden nicht gesondert betrachtet, da die vorhande-
nen Netze bereits auf die anliegende Last ausgelegt sind.

In Abbildung 7.28 ist das Einsparpotential durch die Integration
netzentlastender Speicher in der NS-Ebene dargestellt. Bis zum
Jahr 2030 kann der Investitionsbedarf im Vergleich zum Szenario
NEP B 2012 um 15 % reduziert werden.
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Einsparpotential in der NS-Ebene durch die Integration
netzentlastender Speicher

Ergebnis fur die Mittelspannung

Die Integration dezentraler Speicher wird anhand aller vorliegen-
den MS-Netze mit der GKA bewertet. Wie in der NS-Ebene wer-
den im Rahmen der Methodik die zuvor getroffenen Annahmen auf
eine Einspeisung im Strang umgerechnet. Bei der netztechnischen
Bewertung der MS-Ebene werden die Speicher der MS- und der
NS-Ebene berlcksichtigt.

Zusatzliche Netzbelastung durch dezentrale Speicher

Beim marktgetriebenen und damit potenziell netzbelastenden Ein-
satz der Speicher gilt im Jahr 2020 eine durchschnittliche Einspei-
sung der PVA von 105 % und der WEA von 104 % ihrer installier-
ten Nennleistung. Im Jahr 2030 steigt diese Einspeisung fur PVA
auf 135 % und fur WEA auf 110 % der installierten Nennleistung.
Des Weiteren wird im Starklastfall der Leistungsfluss in den Net-
zen durch das Laden der Speicher erhoht.

In Abbildung 7.29 ist der zusétzliche Investitionsbedarf durch die
Integration von netzbelastenden Speichern in der MS-Ebene dar-
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Abbildung 7.29

gestellt. Bis zum Jahr 2030 steigt der Investitionsbedarf im Ver-
gleich zum Szenario NEP B 2012 um 32 % an.
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Zusatzlicher Investitionsbedarf in der MS-Ebene durch die
Integration netzbelastender Speicher

Beim netzentlastenden Einsatz der Speicher gilt im Jahr 2020 eine
durchschnittliche Einspeisung der PVA von 78 % und der WEA
von 96 % ihrer installierten Nennleistung. Im Jahr 2030 sinkt diese
Einspeisung fur auf 68 % und fur WEA auf 90 % der installierten
Nennleistung. Die Auswirkungen der Speicher im Starklastfall wer-
den nicht gesondert betrachtet, da die vorhandenen Netze bereits
auf die anliegende Last ausgelegt sind.

In Abbildung 7.30 ist das Einsparpotential durch die Integration
netzentlastender Speicher in der MS-Ebene dargestellt. Bis zum
Jahr 2030 kann der Investitionsbedarf im Vergleich zum Szenario
NEP B 2012 um 12 % reduziert werden.
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Abbildung 7.30

7.7.3
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Einsparpotential in der MS-Ebene durch die Integration
netzentlastender Speicher

Ergebnis fur die Hochspannung

Die Integration dezentraler Speicher wird anhand von zwei durch
DEA gepragten HS-Netzen bewertet. In der Variante wird von ei-
ner Speichermdglichkeit an jedem Umspannwerk ausgegangen.
Fur diese Speicher wird angenommen, dass sie 20% der dort in-
stallierten WEA-Leistung und 30% der PVA-Leistung aufnehmen
kénnen. Die DEA in den unterlagerten Spannungsebenen werden
gemalf der obigen NS- und MS-Betrachtungen mit Speichern ver-
sehen.

Zusatzliche Netzbelastung durch dezentrale Speicher

Es wird davon ausgegangen, dass die Einspeisung der gespei-
cherten Energie ausschlie3lich zu Zeiten erfolgt, in denen die ein-
gespeiste WEA- und PVA-Leistung unterhalb der auslegungsrele-
vanten Leistungswerte liegt. Aus diesem Grund verursachen de-
zentrale Speicher in diesem Anwendungsfall keine zusatzlichen
NetzausbaumafRnahmen im Lastfall. Die Ruckspeiseerh6hung
durch marktgetriebenen Speichereinsatz wird fur diese Speicher
ausgeschlossen, da als priméres Speichereinsatzziel die Glattung
der Einspeiseleistung von WEA angenommen wird.

Netzentlastung durch dezentrale Speicher

In Abbildung 7.31 ist das Einsparpotential durch die Integration
netzentlastender Speicher in der HS-Ebene dargestellt. Bis zum
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Abbildung 7.31

7.7.4

Jahr 2030 kann der Investitionsbedarf im Vergleich zum Szenario
NEP B 2012 um 21 % reduziert werden.
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Einsparpotential in der HS-Ebene durch die Integration
netzentlastender Speicher

Zusammenfassung und Bewertung

Durch den Einsatz von Speichertechnologien ist im marktgetriebe-
nen Betrieb eine Belastung und im netzgetriebenen Betrieb eine
Entlastung der Verteilnetze moglich. Zur Vermeidung von zusatzli-
chen Investitionen beim Netzausbau sollte der marktgetriebene
Einsatz von Speichern in den Zeiten vermieden werden, in denen
die Netze dadurch zusétzlich belastet wirden. Der netzgetriebene
Einsatz sollte finanziell sowie politisch gefordert werden, wenn die
notwendigen Investitionen in den Speichereinsatz zukilnftig aus-
reichend sinken.

Bis zum Jahr 2030 wird in dem angenommenen Szenario eine
Speicherleistung von etwa 37,5 GW im Netz installiert. Unter der
Annahme, dass PVA-Speicher mit einer Kapazitat von 1,5 Volllast-
stunden und WEA-Speicher einer Kapazitat von 8 Vollaststunden
dimensioniert sind, betragt die zugehoérige Kapazitat der Speicher
etwa 96 GWh. Aus dem netzentlastenden Betrieb resultiert eine
Gesamteinsparung von etwa 4,8 Mrd. €. Bezogen auf die installier-
te Speicherleistung und -kapazitat bedeutet dies Einsparungen
von 128 €/kW bzw. 50 €/kWh.
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Im Szenario NEP B 2012 wird von einem konstanten Energiever-
brauch sowie von einer konstanten Spitzenlast fir die Stitzjahre
der Untersuchung ausgegangen. Eine verbraucherseitige Effi-
Zienzsteigerung wird der Annahme entsprechend durch Komfort-
steigerung und neue Verbraucher wie Klimaanlagen, Warmepum-
pen, IKT oder Elektromobile kompensiert. Die Bundesregierung
strebt in ihren Energieeffizienzvorgaben jedoch eine Reduktion
des elektrischen Energieverbrauchs von 15 % bis zum Jahr 2030
an [26]. In dieser Variante werden die Auswirkungen der politisch
gewiinschten Effizienzsteigerung auf den Netzausbaubedarf un-
tersucht.

Nach [26] wird fur die Entwicklung der Nettostromnachfrage bis
zum Jahr 2030 Folgendes angenommen:

Reduktion um 7 % im Referenzszenario
Reduktion um bis zu 15 % in den Zielszenarien

Fur die Bruttostromnachfrage inklusive des Kraftwerkseigenver-
brauchs und Verlusten gilt in [26]:

Reduktion um 10 % im Referenzszenario
Reduktion um bis zu 17,5 % in den Zielszenarien

Nun wird angenommen, dass die Energieeinsparung mit der Re-
duzierung der Leistung korreliert. In Anlehnung an [26] wird in die-
ser Variante zum Szenario NEP B 2012 eine Reduktion der statio-
naren Verbraucherlast in der NS-, MS- und HS-Ebene von jeweils
10 % bis zum Jahr 2020 und 15 % bis Jahr 2030 unterstellt. Die
Reduktion findet ausschlief3lich in den Zeitschritten nach dem Jahr
2015 statt.

Die Reduktion der Last fuhrt in DEA-gepréagten Netzgebieten zu
einer zusatzlichen Belastung der Netze im auslegungsrelevanten
Ruckspeisefall. Dadurch erhoht sich der Investitionsbedarf in der
NS-Ebene bis zum Jahr 2030 um 4 %, wie in Abbildung 7.32 dar-
gestellt ist.
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Abbildung 7.32

Abbildung 7.33
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Erhoéhung des Investitionsbedarfs in der NS-Ebene durch
EnergieeffizienzmalRnahmen

Wie in Abbildung 7.33 dargestellt ist, steigt der Netzausbaubedarf
in der MS-Ebene bis zum Jahr 2030 um 0,2 % an.
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Erhdhung des Investitionsbedarfs in der MS-Ebene durch
EnergieeffizienzmalRnahmen

Wie in Abbildung 7.34 dargestellt ist, steigt der Netzausbaubedarf
in der HS-Ebene bis zum Jahr 2030 um 13 % an. Die HS-Ebene
liefert den grol3ten Ausbaubedarf bis zum Jahr 2030, da die Re-
duktion der im Vergleich zu anderen Spannungsebenen hohen
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Abbildung 7.34

Verbraucherlast deutlich héher ins Gewicht féllt als in den anderen
Spannungsebenen. Zudem speisen in der HS-Ebene alle DEA der
unterlagerten Spannungsebenen im netzauslegungsrelevanten
Ruckspeisefall ein. Auffallig ist hierbei, dass bis zum Jahr 2020 nur
ein geringfugig hoherer Investitionsbedarf anféllt. In diesem Zeit-
schritt werden die planerischen Reserven im Netz derart reduziert,
dass im darauf folgenden Zeitschritt Netzausbaumafnahmen fir
eine verhaltnismafig geringe Lastreduktion notwendig werden.
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Erhohung des Investitionsbedarfs in der HS-Ebene durch
EnergieeffizienzmalRnahmen

Im netzauslegungsrelevanten Ruickspeisefall fuihrt die Reduktion
der Last in DEA-gepragten Netzgebieten zu einer zusatzlichen
Belastung der Netze und somit einem hdheren Investitionsbedarf
im Vergleich zu Szenario NEP B 2012. In dieser Variante wird le-
diglich eine Lastreduktion durch Effizienzsteigerung bertcksichtigt.
Weitere Einflisse auf die Last, wie beispielsweise der sozio-
demografischen Faktoren, kénnen regional starke Auswirkungen
haben, deren GréRenordnung in dieser Variante jedoch nicht ab-
geschatzt wird.

In den durchgeflihrten Variantenrechnungen wurden die Auswir-
kungen der veranderten Annahmen auf die notwendigen Netzaus-
bau- und NetzverstarkungsmalRhahmen sowie den resultierenden
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Investitionsbedarf im Vergleich zum Szenario NEP B 2012 ermit-
telt. FUr das Bundeslanderszenario wurde zuséatzlich der Einsatz
neuer Netztechnologien untersucht (vgl. Abbildung 7.11). Bei allen
Variantenrechnungen werden keine Anderungen der rechtlichen
Rahmenbedingungen, soweit sie nicht fir die Realisierung der
Variante selbst notwendig sind, keine verénderten OPEX, keine
eventuell extern anfallenden Kosten und keine sich &ndernde Ab-
schreibungsdauern bericksichtigt. Fallspezifisch kann durch den
Einsatz innovativer Betriebsmittel notwendiger Netzausbau verz6-
gert oder langfristig vollstandig vermieden werden. Im Netzbetrieb
besteht die Moéglichkeit, Spannungsbandverletzungen oder auftre-
tende Belastungssituationen sicher zu beheben. Bei allen innovati-
ven Netztechnologien muss im Einzelfall Gberprift werden, ob die
Gesamtbetrachtung der Investitionen und Betriebskosten gegen-
Uber den konventionellen Betriebsmitteln einen Vorteil bietet.

In Abbildung 7.35, Abbildung 7.36 und Abbildung 7.37 werden fir
die NS, MS und HS die Ergebnisse fir den Investitionsbedarf bis
zum Jahr 2030 aus den Variantenrechnungen mit dem Szenario
NEP B 2012 vergleichend dargestellt.
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Abbildung 7.35 Vergleich der Variantenrechnungen in der NS-Ebene bis zum Jahr
2030
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Die Ergebnisse der Variantenrechnungen stellen nur eine Indikati-
on fir das Potential der Veranderungen der Investitionen dar. In
Abbildung 7.38 sind die Ergebnisse der Variantenrechnungen bis
zum Jahr 2030 Uber alle Spannungsebenen zusammengefasst
dargestellt.

Durch die Anpassung der technischen Anschlussrichtlinien von
DEA in der NS- und MS-Ebene kann der Netzausbaubedarf signi-
fikant gesenkt werden. Weiterhin kann durch die Abregelung von
DEA oder den netzoptimierten Betrieb von Speichern gerade in
der HS-Ebene der Ausbau von Kabel- und Freileitungstrassen
reduziert werden. Die DEA-Abregelung ist mit zusatzlichen, aber
vergleichsweise geringen Investitionen in Bereich der IKT und ge-
ringen Energieverlusten verbunden. Im Gegensatz dazu steht der
enorme Investitionsbedarf flr Speicher, wenn ein dhnlicher Effekt
erreicht werden soll. Der Einsatz von Speichern, die nur zur Ver-
meidung des Netzausbaus betrieben werden, scheint wirtschaftlich
nicht sinnvoll. Bei marktgetriebenen Speichern muss jedoch darauf
geachtet werden, dass keine zuséatzlichen Netzbelastungen ent-
stehen.
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Abbildung 7.36

Vergleich der Variantenrechnungen in der MS-Ebene bis zum Jahr
2030
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2030
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Abbildung 7.38 Zusammenfassung der Variantenrechnung bis zum Jahr 2030
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Das intelligente Management von Lasten erfordert umfangreiche
Investitionen und eine hohe Akzeptanz in der Bevoélkerung um das
Potential zu erschlie3en und zu nutzen. Fir den Uberregionalen
Erzeuger-Last-Ausgleich wird ein marktgetriebenes Lastmanage-
ment bendtigt, welches zu weiteren Netzbelastungen und damit
einem Netzausbaubedarf fuhren kann. Beim marktgetriebenen
Lastmanagement ist somit ein koordinierter Einsatz der Lasten
unter der Berilicksichtigung von Netzrestriktionen erforderlich.

Die Reduktion der Last in DEA-gepragten Netzgebieten fuhrt zu
einer zusatzlichen Belastung der Netze und somit einem hoheren
Investitionsbedarf. Weiterhin wurde ermittelt, dass in jeder Span-
nungsebene der Verteilnetze die notwendigen Investitionen durch
vorausschauende Planung gesenkt werden kdnnen, wenn zuver-
lassige Prognosen fir die jeweiligen Netzgebiete angenommen
und somit Mehrfachinvestitionen vermieden werden kénnen.

Die Untersuchungen haben ergeben, dass die Varianten unter-
schiedliche Einsparpotentiale aufweisen, die jedoch keinesfalls
aufsummiert werden durfen. Von den Ergebnissen der Einzelun-
tersuchungen kann nicht auf das Zusammenwirken verschiedener
Varianten geschlossen werden. Zum Beispiel kénnte bei Verzicht
auf die Anschlusskriterien in einigen Netzgebieten auf eine Abre-
gelung von DEA verzichtet werden. Ein Zusammenwirken ver-
schiedener Varianten ist gesondert zu untersuchen.

Die Variantenrechnung wurde teilweise nur in ausgewahlten Un-
tersuchungsregionen oder exemplarischen Netzen durchgefihrt.
Die deutschlandweite Hochrechnung darf daher nur als Potential-
abschatzung interpretiert werden. Varianten die in einer Untersu-
chungsregion zu deutlichen Einsparungen gefuihrt haben, kénnen
in anderen Untersuchungsregionen moglicherweise ein geringeres
Potential aufweisen. Die Auswirkungen der Varianten wurden im
Rahmen der Studie nach Spannungsebenen getrennt betrachtet.
Bei allen Varianten wurden nur Auswirkungen auf Investitionen
betrachtet, betriebliche Kosten und veranderte Lebensdauern wer-
den im regulatorischen Teil der Studie berticksichtigt.

Die Variantenrechnungen in der NS und MS haben gezeigt, dass
eine Anpassung der technischen Richtlinien unmittelbar méglich ist
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und den konventionellen Netzausbau verzégern und reduzieren
kann. Werden zusatzlich innovative Netztechnologien eingesetzt
kann ganzlich auf die betrachteten Spannungskriterien der An-
schlussrichtlinien verzichtet werden. Es wird eine hohere Flexibili-
tat im Betrieb und Aufnahmeféhigkeit von DEA erreicht, jedoch
sind héhere Betriebskosten und kirrzere Lebensdauern der innova-
tiven Betriebsmittel zu veranschlagen. Zur Wahrung der Wirt-
schaftlichkeit ist dabei eine Einzelfallprifung der MaRnahmen er-
forderlich. Zusammenfassend ist festzuhalten, dass innovative
Technologien zur Verringerung von Netzinvestitionen unbedingt
weiter betrachtet werden sollten.

In der MS- und HS-Ebene kann durch Abregelung der DEA der
kurzfristige Netzausbau verzdgert oder vermieden werden. Unter
Bertcksichtigung der langfristigen Genehmigungsverfahren in den
HS-Netzen kdnnen bis zur Umsetzung der Netzausbaumal3nah-
men zusatzliche DEA zugelassen werden. Dabei sind die rechtli-
chen Rahmenbedingungen und Vergitungsmodelle fur die Anla-
genbetreiber zu prifen. Ein &hnlicher Effekt auf den Netzausbau-
bedarf kann durch flachendeckenden Einsatz von Speichern er-
reicht werden, der jedoch im Vergleich zur DEA-Abregelung mit
einem sehr hohen Investitionsbedarf verbunden ist.

Weiterhin hat die Variantenrechnung gezeigt, dass bei einer vo-
rausschauenden Netzplanung in allen Spannungsebenen der
Netzausbaubedarf bei hohen bekannten Prognosen durch eine
Vermeidung von Mehrfachinvestitionen reduziert werden kann.

Kernaussagen

Die Variantenrechnungen zeigen, dass innovative Netztechnolo-
gien ein hohes Potential zur Vermeidung von Netzausbaukosten
haben. Die Abregelung von DEA, der vorausschauende Netzaus-
bau sind weitere probate Mittel, um Investitionen zu vermeiden
oder zumindest zu verschieben.

Laststeuerungsmechanismen (DSM) sowie Speicher sind fur die
Reduzierung von Netzinvestitionen nicht geeignet. Bei deren
marktgetriebenem Einsatz muss darauf geachtet werden, dass
kein weiterer Netzbedarf resultiert. Eine Koordination zwischen
Speichereinsatz und DSM ist zwingend erforderlich.

Die Lastreduktion durch Effizienzsteigerung fuhrt in riickspeisege-
pragten Gebieten zu einem erhdhten Netzbedarf.
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8.1

8.1.1

Veranderte Rolle der
Vertellnetzbetrelber

Leitgedanken

Durch die zunehmende Einspeisung auf Verteilnetzebene wird
sich die Rolle der Verteilnetzbetreiber diesen Veranderungen an-
passen missen. Es findet eine starkere Interaktion der dortigen
Netzkunden mit dem Elektrizitatsmarkt statt, wodurch die Anforde-
rungen an das Verteilnetz zusatzlich erhéht werden. Das Verteil-
netz wird sich zusammen mit den dort angeschlossenen Lasten
und Einspeisern auch an Systemdienstleistungen beteiligen. Hier-
bei Ubernimmt der Verteilnetzbetreiber eine wichtige Rolle zur Ko-
ordination dieser Dienstleistungen.

Netzebenenlbergreifende Koor-
dination

Aufgrund der sich umkehrenden Leistungsflisse ist eine verstéarkte
Koordination zwischen Planung und Betrieb sowie den Netzebe-
nen erforderlich. Dies bedingt eine enge Zusammenarbeit der VNB
und UNB.

Koordinierte Netzplanung zwischen
Ubertragungs- und Verteilnetz

Aus den Ausbauergebnissen dieser Studie ist ersichtlich, dass
verstarkt netzebenenubergreifende Zusammenhange bei der
Netzplanung zu berlcksichtigen sind. Speziell an den Verknip-
fungspunkten zwischen Ubertragungs- und Verteilnetz wirkt sich
die Volatilitdt der unterlagerten DEA dahingehend aus, dass die
Netzknoten aus Sicht des Ubertragungsnetzes einen deutlich wei-
teren Leistungsbereich bis hin zur Rickspeisung abdecken mis-
sen. Das Ubertragungsnetz muss derartig ausgelegt werden, dass
dieser Bereich sicher bedient werden kann.

Daruber hinaus ist in den Untersuchungsregionen der Studie er-
sichtlich, dass bei einem hohen notwendigen Netzausbau in der




Veranderte Rolle der Verteilnetzbetreiber

Hochspannungsebene neue Verkniipfungspunkte mit dem Uber-
tragungsnetz zu errichten sind. Ist dieses aufgrund der regionalen
Charakteristik des Ubertragungsnetzes nicht méglich, so folgt dar-
aus ein suboptimaler Ausbau des HS-Netzes. Beispiele hierflr
sind HS-Netze in einigen ostdeutschen Bundesléandern, die auf-
grund geringer Bevolkerungsdichte teilweise weitlaufige Strukturen
mit groRen Entfernungen zum Ubertragungsnetz besitzen. Dies
zeigt, dass fir eine regionale Ubertragungsnetzplanung auch die
Struktur und Versorgungssituation der unterlagerten HS-
Verteilnetze zu betrachten ist, um eine optimierte Gesamtlésung
zu erreichen. Eine Ubertragungsnetzplanung ausschlieRlich auf
der Basis der Belastungsanderungen der vorhandenen Netzknoten
reicht keinesfalls aus.

Als Empfehlung kann festgehalten werden, dass insbesondere in
l&ndlichen Gebieten mit hohen DEA-Ausbauzielen ein besonderer
Fokus auf die spannungsebenenibergreifende Netzentwicklung
mit einer koordinierten Planung gelegt werden muss.

Bei der betrieblichen Koordination zwischen den Netzebenen wirkt
sich das Gesamtverhalten der unterlagerten Netzebenen mit allen
DEA und Lasten auf die Uberlagerte Netzebene aus. Prognosen
hierliber sind fur den Betrieb unerlasslich. Diese Prognosen mus-
sen von den unterlagerten Ebenen aggregiert an die oberen Ebe-
nen weitergeleitet werden. Das Ziel hierbei wére eine netzgrup-
pen- oder netzknotenscharfe Aggregation der Betriebsdaten, die
durch die VNB den UNB zur Verfiigung gestellt werden sollte. Da
die Wechselwirkung allerdings in beide Richtungen erfolgt, sind
gleichermalen relevante Informationen aus dem Ubertragungs-
netz auch den VNB zur Verfiigung zu stellen. Dieses wird insbe-
sondere bei der Bereitstellung von Systemdienstleistungen aus
dem Verteilnetz (siehe Abschnitt 8.2) relevant.

Insgesamt kann festgehalten werden, dass zur Sicherstellung der
Systemverantwortung zukiinftig alle Netzbetreiber beitragen mus-
sen und Daten und Informationen aus allen Uber- und unterlager-
ten Netzebenen notwendig sind. Der netzebenenibergreifende
Daten- und Informationsaustausch muss also in beide Richtungen
intensiviert und die Verantwortlichkeiten klar geregelt werden.
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Dieselbe Argumentation, die fur die Koordination zwischen Uber-
tragungs- und Verteilnetz bei Planung und Betrieb ausgefihrt wur-
de, gilt gleichermalRen auch fur die Koordination zwischen Hoch-
spannungsebene und den unterlagerten Spannungsebenen des
Verteilnetzes, wenn die Netze von getrennten Netzbetreibern be-
trieben werden. Gerade bei der Abspaltung von Verteilnetzen auf
Mittelspannungsebene durch Rekommunalisierung kann es zu
planerischen und betrieblichen Koordinationsproblemen und damit
zu suboptimalen Netzstrukturen und Betriebsablaufen kommen.
Aus Sicht der zukinftigen Anforderungen und insbesondere der
Systemsicherheit sind mdglichst groRrdumige Verantwortungsbe-
reiche Uber alle Verteilnetzebenen hinweg erstrebenswert.

Mit der Verlagerung der Kraftwerksleistung von Grol3kraftwerken
hin zu DEA muss auch die Erbringung von Dienstleistungen neu
organisiert werden. Hierbei verandert sich insbesondere die Rolle
der VNB, die diese Bereitstellung koordinieren und in Netzbetrieb
und -planung berticksichtigen missen.

Mit der Volatilitaét der Leistungserbringung aus DEA sowie dem
damit einhergehenden, zunehmenden, absoluten Prognosefehler
ist es unerlasslich, dass die Regelreserve auch durch DEA und
steuerbare Lasten erbracht wird. Der zukinftige Bedarf an Regel-
leistung wurde bereits in [62] abgeschatzt.

Ein Beitrag zur Primarregelleistung kann durch eine vorgegebene
jeweils einseitige Statik bei steuerbaren DEA und Lasten dezentral
umgesetzt werden. Hierbei wiirden entweder DEA bei Uberfre-
guenz oder Lasten bei Unterfrequenz heruntergeregelt. Die Se-
kundarregelung ist aufgrund der zentral vorzugebenden Fuih-
rungsgroéfRe nur mit sehr hohem Kommunikationsaufwand fir die
DEA umzusetzen. Zunachst konnten jedoch GroRanlagen wie
Windparks oder Anlagen in virtuellen Kraftwerksstrukturen er-
schlossen werden. Eine Anpassung der Praqualifikationsbedin-
gungen ist dabei erforderlich. Die Minutenreserve kann aufgrund
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der geringeren zeitlichen Anforderungen einfacher erschlossen
werden. Fur die Erbringung von Regelleistungsprodukten sind in
jedem Fall eine Aggregation von DEA sowie eine durchgéngige
IKT-Ansteuerung erforderlich. Die Koordination und Steuerung
kann durch den VNB durchgefuhrt werden.

Es ist jedoch zu beachten, dass die Regelleistungserbringung in
einem Verteilnetzbereich zu einer hohen Gleichzeitigkeit und damit
einer erhohten Netzbelastung fihren kann. Hierzu sind gegebe-
nenfalls Netzkapazitaten im Verteilnetz unter Bericksichtigung
eines gesamtwirtschaftlichen Optimums vorzuhalten.

Bis die Primarregelleistung nach einem Leistungsungleichgewicht
aktiv wird, stellen die rotierenden Massen konventioneller Kraft-
werke Momentanreserve zur Verfiugung. DEA werden in der Regel
Uber Wechselrichter mit dem Netz verbunden und weisen dyna-
misch eine andere Charakteristik auf. Es gibt erste Ansatze, mit
Wechselrichtern ein den konventionellen Kraftwerken &hnliches
Systemverhalten zu erreichen. Jedoch muss die Energie aus einer
geeigneten Quelle bereitgestellt werden. Vergleichsweise kleine
Energiespeicher in DEA kdnnten die Energie fur die Momentanre-
serve zur Verfligung stellen. Dies ermoglicht, dass zuklnftig ein
Teil der Momentanreserve aus dem Verteilnetz zur Verfiigung ge-
stellt werden kann. Weitergehende Forschungen sind hierzu je-
doch erforderlich.

Die Kurzschlussleistung muss in elektrischen Netzen in einem
ausgewogenen Verhéltnis bereitgestellt werden, so dass im Feh-
lerfall einerseits die Spannung stabil gehalten werden kann, jedoch
die Kurzschlussstréme beherrschbar bleiben und Fehler durch die
Schutztechnik sicher erkannt werden kénnen. Wenn die Umrichter
der DEA nicht zur koordinierten Erbringung von Kurzschlussleis-
tung ausgelegt sind, sinkt mit einem zunehmenden Anteil von um-
richtergekoppelten DEA bei gleichzeitiger Verdrdngung von Syn-
chrongeneratoren in konventionellen Kraftwerken die Kurzschluss-
leistung. Die Beteiligung der DEA an der Bereitstellung kann zu-
kunftig erforderlich sein. Die Koordination bei Planung und Erbrin-
gung hat durch den VNB zu erfolgen. Dartiber hinaus wird es mdg-
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licherweise notwendig sein, auch dem Ubertragungsnetz Kurz-
schlussleistung aus dem Verteilnetz zur Verfigung zu stellen. Es
muss geprift werden, in wie weit die Notwendigkeit sowie Mog-
lichkeit der Bereitstellung bestehen und wie diese zu erfolgen hat.

Ein ausgeglichener Blindleistungshaushalt auf allen Netzebenen
ist fir einen stabilen Netzbetrieb unabdingbar. Mit zunehmend
volatilen Leistungsflissen steigen auch die Anforderungen an die
Spannungs-Blindleistungs-Regelung. Die DEA im Verteilnetz kon-
nen durch ihre Umrichter geregelte Blindleistung bereitstellen,
wenn sie geeignet erttichtigt werden. Die dahingehenden Anforde-
rungen finden bereits in Netzanschlussrichtlinien Bericksichtigung.
Die flexible Koordination der Spannung und damit des Blindleis-
tungsabrufs aus DEA wird zunehmend eine Betriebsaufgabe der
VNB. Die Koordination muss nicht nur innerhalb der Spannungs-
ebenen erfolgen, sondern auch Uber die Ebenen hinweg. Hieraus
erfolgt ein Bedarf an Schnittstellenkoordination zwischen Netzebe-
nen, die von unterschiedlichen VNB betrieben werden.

Auf der Ubertragungsnetzebene besteht ebenfalls ein zunehmen-
der Bedarf an Blindleistung durch den regionalen Wegfall konven-
tioneller Kraftwerke [29]. Eine Deckung des Blindleistungsbedarfs
auf der HS-Ebene kann durch Anlagen, die nahe an den Netzver-
knUpfungspunkten liegen, unterstitzt werden. Die VNB mussten
die Steuerung der Bereitstellung sicherstellen und wiirden durch
den Abruf seitens der UNB koordiniert. Ein gegenseitiger Informa-
tionsaustausch ist hierzu notwendig. Bei zeitweise geringer regio-
naler Einspeisung durch DEA im Verteilnetz und damit einer Leis-
tungsanforderung aus dem Ubertragungsnetz steigt dort der Blind-
leistungsbedarf zur Spannungsstiitzung an. In diesem Falle kann
es Uber die heutigen Anforderungen hinaus sinnvoll sein, die Blind-
leistungsbereitstellung der DEA bis zum Phasenschieberbetrieb
auszudehnen.

Fur den sichereren Systembetrieb ist somit eine netzebeneniber-
greifende Spannungs- und Blindleistungskoordination erforderlich,
die zwischen UNB und VNB geeignet zu organisieren ist.
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Bei zunehmendem DEA-Anteil im Verteilnetz ergeben sich auch
Aufgaben im Bereich der Schwarzstart- und Inselnetzfahigkeit.
Wenn die Leistung aus GroRRkraftwerken zum Systemaufbau bei
GroR3stdrungen nicht mehr ausreichend gewdahrleistet werden
kann, missen Konzepte fur DEA und Verteilnetze entworfen wer-
den. Voraussetzung hierfir ist die Implementierung von geeigne-
ten Wirkleistungs- und Blindleistungsregelungsmechanismen im
Verteilnetz. Die Eigenbedarfsabsicherung fir DEA ware bei gro-
Ben Anlagen ebenfalls zu implementieren.

Die Konzepte fir die Schwarzstart- und Inselnetzfahigkeit missten
regional flr geeignete Netzgruppen entworfen und durch die VNB
umgesetzt werden. Eine Ubergeordnete Koordination hat durch
den Ubertragungsnetzbetreiber zu erfolgen.

Eine weitere Systemdienstleistung ist der Redispatch von Verteil-
netzbereichen, um Engpésse im Ubertragungsnetz zu entlasten.
Der VNB mdusste hierzu die beeinflussbare DEA-Leistung und ge-
gebenenfalls auch steuerbare Lastleistung aggregieren. Diese
Leistung kénnte dem UNB zum Redispatch in Echtzeit zur Verfii-
gung gestellt werden. Der Abruf wiirde durch den UNB erfolgen,
wobei der VNB die Koordination der aggregierten Anlagen uber-
nehmen miusste. Diese Eingriffsmoglichkeit ist analog zur Regel-
leistungserbringung oder der Mdglichkeit zur Abregelung von An-
lagen aufgrund von Verteilnetzengpassen zu sehen. Vergutungs-
mechanismen mussten geeignet ausgestaltet werden.

Aufgrund der Einspeisekapazitat durch DEA ist es zukunftig uner-
lasslich, eine starkere Koordination zwischen Ubertragungs- und
Verteilnetz auszugestalten. In der Planung muss ein netzebenen-
Ubergreifendes Optimum fur die zu tatigenden Investitionen gefun-
den werden. Zusétzliche Verkniipfungspunkte zum Ubertragungs-
netz kdénnen einen Uberproportionalen Verteilnetzausbau vermei-
den und somit ein volkswirtschaftliches Gesamtoptimum ermégli-
chen.

Im Betrieb ist neben der Koordination der Wirk- und Blindleistung
zwischen den Netzebenen insbesondere auch auf eine zuneh-
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mende Verantwortung der VNB fur Systemdienstleistungen zu
achten. Die Bereitstellung der oben aufgefiihrten Dienstleistungen
erfordert einen hohen Koordinations- und damit verbundenen IKT-
Aufwand, damit diese von den DEA erbracht werden kodnnen.
Smart-Grid-Mechanismen zur Steuerung der DEA mit dem Netz
sind hierzu einzusetzen. Ein Informationsaustausch und eine Ko-
ordination zwischen Ubertragungs- und Verteilnetz muss in beiden
Richtungen ausgestaltet und gewahrleistet werden. Zusammen-
fassend ist festzuhalten, dass die Komplexitat des Betriebs durch
die Bereitstellung von Dienstleistungen weiter steigt, aber zukinf-
tig fir die Sicherheit des Gesamtsystembetriebs erforderlich ist.

Ob die oben genannten Aufgaben zukinftig jeweils den VNB oder
auch neuen Rollen im Energiesystem zugeordnet werden, ist na-
her zu untersuchen und wird gesetzlich zu regeln sein. Es ist zu
erwarten, dass die Verantwortlichkeit sinnvollerweise den VNB
zugeordnet wird.

Kernaussagen

Die Rolle der Verteilnetzbetreiber wird sich zuklnftig andern. Ins-
besondere sind die Erbringung von Dienstleistungen aus dem Ver-
teilnetz heraus und die planerische sowie betriebliche Koordination
mit dem Ubertragungsnetz zu beachten und zu regeln. Die disku-
tierten Aspekte gehen Uber die Analyse in dieser Studie hinaus
und mussen in weitergehenden Forschungen detailliert untersucht
werden.
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9.1

Anhang zum
technischen
Gutachten

Ergebniskarten flr das Bundes-
landerszenario

Die Clusteranalyse der Gemeinden nach ihren Strukturmerkmalen
hat fur das Bundeslénderszenario die Clusterzentren nach Tabelle
3.10 ergeben. Die Gemeindezuordnung zu den NGK im Bundes-
landerszenario wird in Abbildung 9.1 gezeigt. Die WEA- und PVA-
Leistungsdichten fur das Jahr 2030 sind, bezogen auf die durch-
schnittlichen Leistungsdichtewerte aus 2010, in Abbildung 9.2 und
Abbildung 9.3 dargestellt.
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Abbildung 9.1 Verteilung der NGK in Deutschland im Bundeslanderszenario
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In der Studie wird jeder ONS ein Anteil der Gemeindeprognose fur
PVA zugewiesen. Dabei wird der Anteil der PVA-Prognose fir eine
ONS uber das Verhaltnis der Transformatornennleistung einer
ONS zur summierten Nennleistung aller Transformatoren einer
Gemeinde bestimmt. Somit erhalten in einer Gemeinde alle ONS
gleicher Nennleistung einen identischen Prognosewert, der auf die
unterlagerten Strange verteilt und auf reale Anlagengrof3en diskre-
tisiert wird. Dies fiuhrt zu einer flachigen Verteilung des PVA-
Zubaus im Versorgungsgebiet einer betrachteten Gemeinde.

Auf Grund von soziodemographischen Faktoren kann es jedoch
auch zukunftig zu einer inhomogenen Verteilung von PVA inner-
halb einer Gemeinde kommen. Einige ONS konnen bis zum Jahr
2030 keinen oder nur einen geringen PVA-Zubau erfahren, wah-
rend andere ONS entsprechend starker belastet werden. Da der
Einfluss soziodemographischer Faktoren auf den Zubau von PVA
bislang nicht wissenschaftlich erarbeitet wurde, kdnnen keine Ein-
flisse auf ONS formuliert werden. Der grundsétzliche Einfluss ei-
nes inhomogenen Zubaus von PVA wird daher in diesem Kapitel
untersucht. Bei dem gewdahlten Ansatz erhalt beispielsweise nur
jede Dritte ONS das Dreifache der Prognose des Szenario
NEP B 2012. Die ubrigen ONS einer Gemeinde erhalten im Be-
trachtungszeitraum der Studie keinen PVA-Zubau. Damit ent-
spricht die zugebaute PVA-Leistung dem Szenario NEP B 2012.
Das Szenario wird in der Niederspannung mit der GKA untersucht.

Die inhomogene Verteilung des PVA-Zubaus bewirkt eine inhomo-
gene Verteilung des Netzverstarkungsbedarfs bei den ONS einer
Gemeinde. ONS ohne PVA-Zubau weisen keinen Netzverstar-
kungsbedarf auf. Gleichzeitig entsteht bei den ONS, die einen
PVA-Zubau erhalten, ein erhohter Investitionsbedarf bei den
Transformatoren und den Kabeln.

In Abbildung 9.4 sind die prozentualen Verénderungen des Investi-
tionsbedarfs bei unterschiedlich inhomogener Verteilung der PVA-
Prognose auf die ONS dargestellt. Der erforderliche Netzverstar-
kungsbedarf weist in Abhangigkeit der Inhomogenitat der PVA-
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Abbildung 9.4

Prognose bei Leitungen und Transformatoren im Betrachtungs-
rahmen einen gegenlaufigen Trend auf.
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Leitungsverstarkungen werden bei inhomogener Verteilung der
Prognose in weniger ONS erforderlich, wodurch der Investitions-
bedarf bei Leitungen sinkt. Gleichzeitig steigt durch die inhomoge-
ne Verteilung die Anzahl der Transformatoren, bei denen durch
Ruckspeisung die maximal zuldssigen Betriebsstrome Uberschrit-
ten werden. Die Notwendigkeit der Transformatorverstarkung
nimmt somit im Betrachtungsrahmen mit zunehmender inhomoge-
ner Verteilung der PVA-Prognosen auf die ONS zu.

Die inhomogene Verteilung des PVA-Zubaus innerhalb einer Ge-
meinde beeinflusst den Netzverstarkungsbedarf bei landlichen
Strukturen starker als bei stadtischer Strukturen. Da in landlichen
Strukturen die Ortsnetztransformatoren durchschnittlich eine ge-
ringere Nennleistung als in stadtischen Gebieten aufweisen und
gleichzeitig der PVA-Zubau pro ONS bei landlichen Strukturen
groRer als der PVA-Zubau bei stadtischen Strukturen ausfallt,
kommt es bei den Ortsnetztransformatoren in landlichen Struktu-
ren eher zu einer kritischen Betriebsmittelbelastung. Wahrend im
Szenario NEP B 2012 der Investitionsbedarf vorwiegend durch
Verletzung von Spannungskriterien hervorgerufen wird, werden bei
der unsymmetrischen Prognoseverteilung zusétzlich die thermi-
schen Belastungsgrenzen tberschritten.
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Auf Grund von soziodemographischen Faktoren kann es zukiinftig
zu einer inhomogenen Verteilung von PVA innerhalb einer Ge-
meinde kommen. Die inhomogene Verteilung des PVA-Zubaus
fuhrt in DEA-gepragten Netzgebieten zu einer inhomogenen Be-
lastung der Netze. ONS ohne PVA-Zubau weisen keinen Netzver-
starkungsbedarf auf. Gleichzeitig entsteht bei den ONS, die einen
PVA-Zubau erhalten, ein erheblicher Verstarkungsbedarf. Diese
Effekte kénnen sich jedoch insgesamt aufheben und je nach Netz-
gebiet fur einen geringen resultierenden Netzausbaubedarf sor-
gen. In anderen Regionen kann der Netzausbaubedarf hingegen
durch diese Verteilung steigen. Fur die Hochrechnung auf
Deutschland wird davon ausgegangen, dass sich diese Effekte
aufheben.

Da der Einfluss soziodemographischer Faktoren nicht fur einzelne
ONS bekannt ist oder prognostiziert werden kann, sind die Ergeb-
nisse dieser Untersuchung mit einem pauschalen Ansatz abge-
schatzt. Somit wird lediglich die grundséatzliche Wirkung einer in-
homogenen Verteilung aufgezeigt. Der tatsichliche wissenschaft-
lich begrindbare Einfluss soziodemographischer Faktoren auf den
Netzverstarkungsbedarf ist unbekannt und kann von den Ergeb-
nissen dieser Untersuchung abweichen. Daher wird im Rahmen
dieser Studie weiterhin von einer homogenen Verteilung der PVA-
Prognosen auf die ONS einer Gemeinde ausgegangen.

In diesem Kapitel werden die vorhandenen Netzanschlusskapazi-
taten in der NS- und MS-Ebene mit Hilfe der GKA fur das Szenario
NEP B 2012 analysiert und fur die verschiedenen Zeitschritte als
Histogramm dargestellt.

Die verfigbare Anschlusskapazitéat eines Stranges ergibt sich aus
dem Abstand eines Datenpunktes im Grenzkurvendiagramm zur
jeweiligen Grenzkurve. Befindet sich ein Datenpunkt im Grenzkur-
vendiagramm innerhalb der Grenzkurven, ist die Anschlusskapazi-
tat fir DEA positiv. Sofern sich ein Datenpunkt im Grenzkurvendi-
agramm durch starke Rickspeisung auf3erhalb der Grenzkurven
befindet, ist die Anschlusskapazitat fir DEA negativ. In diesem Fall
muss das Netz verstarkt werden.
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In Abbildung 9.5 werden die vorhandenen Anschlusskapazitaten in
der NS-Ebene in den verschiedenen Zeitschritten dargestellt. Im
Histogramm fur das Jahr 2010 ist die Anschlusskapazitat aller
2889 NS-Strange, die mit der GKA in den Untersuchungsregionen
betrachtet werden, vor dem Netzausbau dargestellt. Durch den
hohen Anteil von DEA ist bereits im Jahr 2010 die Anschlusskapa-
zitat fir DEA bei einigen Strdngen negativ, so dass diese mit ins-
gesamt 56,2 km NS-Kabel verstarkt werden missten.

Vom Jahr 2010 auf das Jahr 2015 werden bei den betrachteten
Strangen DEA mit insgesamt 16,1 MW in der NS-Ebene zugebaut.
Die Zuweisung der Prognosen auf die Stréange entspricht der zuvor
beschriebenen Methodik. Dabei wird die gemeindescharfe Regio-
nalisierung, die Aufteilung der Prognosen auf die Spannungsebe-
nen, die gewichtete Zuweisung auf ONS und Strange nach den
beschriebenen Schlisseln bertcksichtigt. Durch den Zubau von
DEA miussen weitere Strange verstarkt werden, sodass nach dem
Zubau aus dem Jahr 2015 insgesamt 98,1 km NS-Kabel zur Ver-
starkung der betrachteten Strange erforderlich sind.

Nach der erforderlichen Netzverstarkung werden vom Jahr 2015
zum Jahr 2020 DEA mit insgesamt 8,2 MW in der NS-Ebene zu-
gebaut, wodurch ein Netzverstarkungsbedarf von 18,4 km ent-
steht.

Nachfolgend werden vom Jahr 2020 zum Jahr 2030 DEA mit ins-
gesamt 11,1 MW in der NS-Ebene zugebaut, wodurch ein Netz-
verstarkungsbedarf von 31,3 km entsteht.

Die Haufigkeitsverteilungen der verfligbaren Netzanschlusskapazi-
taten weisen zwei deutliche Spitzen auf. Diese sind auf Strange
zurlickzuftihren, die durch Standardquerschnitte, geringe Leitungs-
langen und sehr geringe installierte Leistungen von DEA gekenn-
zeichnet sind. Auf Grund der geringen Leitungslangen dieser
Strange ist die Spannungshaltung unproblematisch, sodass priméar
die thermische Grenze die Anschlusskapazitat flr zusatzliche DEA
begrenzt. Somit weist eine Vielzahl von Strangen dieselbe An-
schlusskapazitat auf.
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Abbildung 9.5 Verflugbare Anschlusskapazitat fir DEA in der NS

Aus den mit der NS-GKA untersuchten Strangen kann Uber alle
Zeitschritte in der NS-Ebene der durchschnittliche Netzverstéar-
kungsbedarf pro MW installierter DEA-Leistung bestimmt werden.
Dieser betragt in der NS-Ebene 4,2 km NS-Kabel pro MW DEA-
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Leistung. Zur Verifikation dieses Wertes kann der auf Deutschland
hochgerechnete Netzverstarkungsbedarf, dem sowohl die Netz-
analysen der Detail- als auch der Grenzkurvenanalyse zu Grunde
liegen, herangezogen werden und auf die in Deutschland bis 2030
in der NS-Ebene installierten DEA-Leistung bezogen werden. In
diesem Fall ergibt sich ein leistungsbezogener Netzverstarkungs-
bedarf mit durchschnittlich 4,0 km NS-Kabel pro MW DEA-
Leistung. Dabei wird bei der Zuteilung der DEA auf die Span-
nungsebenen ein deutschlandweiter Durchschnittswert angesetzt.
Dieser wird aus dem Median der Aufteilungen der Gemeinden, die
in den Untersuchungsregionen betrachtet werden, bestimmt.

In Abbildung 9.7 werden die vorhandenen Anschlusskapazitaten in
der MS-Ebene in den verschiedenen Zeitschritten dargestellt. Die
verfigbare Anschlusskapazitat steht zusétzlichen DEA in der MS-
und der unterlagerten NS-Ebene zur Verfigung. Die reinen An-
schlusskapazitaten fur MS-DEA sind geringer als die in den Histo-
grammen dargestellten Werte, da durch MS-DEA das 2 %-
Spannungskriterium nicht verletzt werden darf. Die durch das 2 %-
Spannungskriterium begrenzte Anschlusskapazitat fur MS-DEA
wird in den Netzberechnungen bertcksichtigt, ist hier jedoch nicht
explizit dargestellt.

Im Histogramm fir das Jahr 2010 ist die Anschlusskapazitat aller
1814 MS-Strange, die mit der GKA in den Untersuchungsregionen
betrachtet werden, vor dem Netzausbau dargestellt. Durch den
hohen Anteil von DEA ist bereits im Jahr 2010 die Anschlusskapa-
zitat fur DEA bei einigen Strdngen negativ, so dass diese mit ins-
gesamt 863 km NS-Kabel verstarkt werden mussten.

Vom Jahr 2010 auf das Jahr 2015 werden bei den betrachteten
Strangen DEA mit insgesamt 1494 MW in der MS- und der unter-
lagerten NS-Ebene zugebaut. Die Zuweisung der Prognosen auf
die Strange entspricht der zuvor beschriebenen Methodik. Dabei
wird die gemeindescharfe Regionalisierung, die Aufteilung der
Prognosen auf die Spannungsebenen, die gewichtete Zuweisung
auf Stationen und Strdnge nach den beschriebenen Schliisseln
berticksichtigt. Durch den Zubau von DEA miissen weitere Stran-
ge verstarkt werden, sodass nach dem Zubau aus dem Jahr 2015
insgesamt 2717 km MS-Kabel zur Verstarkung der betrachteten
Strange erforderlich sind.
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Abbildung 9.6 Verfligbare Anschlusskapazitat fur DEA in der MS

Nach der erforderlichen Netzverstarkung werden vom Jahr 2015
zum Jahr 2020 DEA mit insgesamt 821 MW in der MS- und der
unterlagerten NS-Ebene zugebaut, wodurch ein Netzverstar-
kungsbedarf von 2409 km entsteht.
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Nachfolgend werden vom Jahr 2020 zum Jahr 2030 DEA mit ins-
gesamt 1192 MW in der MS- und der unterlagerten NS-Ebene
zugebaut, wodurch ein Netzverstarkungsbedarf von 3574 km ent-
steht.

Die Haufigkeitsverteilung der verfiigbaren Netzanschlusskapazita-
ten weist ein deutliches Maximum auf. Dieses ist auf Strange zu-
rickzufiihren, die durch den Standardquerschnitt, geringe Lei-
tungslangen und sehr geringe installierte Leistungen von DEA ge-
kennzeichnet sind. Auf Grund der geringen Leitungslangen dieser
Strange ist die Spannungshaltung unproblematisch, sodass primar
die thermische Grenze die Anschlusskapazitat fir zuséatzliche DEA
begrenzt. Somit weist eine Vielzahl von Strangen dieselbe An-
schlusskapazitat auf.

Aus den mit der MS-GKA untersuchten Strangen kann Uber alle
Zeitschritte in der MS-Ebene der durchschnittliche Netzverstar-
kungsbedarf pro MW installierter DEA-Leistung bestimmt werden.
Dieser betragt in der MS-Ebene 2,5 km MS-Kabel pro MW DEA-
Leistung. Zur Verifikation dieses Wertes kann der auf Deutschland
hochgerechnete Netzverstarkungsbedarf, dem sowohl die Netz-
analysen der Detail- als auch der Grenzkurvenanalyse zu Grunde
liegen, herangezogen und auf die in Deutschland bis zum Jahr
2030 in der MS-Ebene installierten DEA-Leistung bezogen wer-
den. In diesem Fall ergibt sich ein leistungsbezogener Netzver-
starkungsbedarf mit durchschnittlich 1,9 km MS-Kabel pro MW
DEA-Leistung. Dabei wird bei der Zuteilung der DEA auf die
Spannungsebenen ein deutschlandweiter Durchschnittswert ange-
setzt. Dieser wird aus dem Median der Aufteilungen der Gemein-
den, die in den Untersuchungsregionen betrachtet werden, be-
stimmt.

Der geeignete Abregelungswert fir WEA wird analog zur Herlei-
tung des PVA-Abregelungswerts bestimmt. Hierzu wird auf Ergeb-
nisse einer laufenden Forschungsarbeit zuriickgegriffen, in wel-
cher der Betrieb eines Windenergieanlagentyps in Deutschland an
verschiedenen Standorten simuliert und ausgewertet wird. Dabei
wird im ersten Schritt die geordnete Jahresdauerlinie fur verschie-
dene Standorte in Deutschland bestimmt, anhand derer der Ener-
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gieverlust bei Abregelung des Leistungswerts bestimmt werden
kann.

Ausgehend von der Zeitreihe der Windgeschwindigkeiten an ei-
nem Anlagenstandort kann anhand der Leistungskennlinie der
betrachteten WEA die Zeitreihe der Einspeiseleistung berechnet
werden. Die Leistungskennlinie wird durch Variation der Windge-
schwindigkeit auf Hohe der Nabe vy.pe Und unter Hinzunahme der
Rotorflache Ag, dem Anlagenkennwert (Leistungsbeiwert) c, und
der lokalen Luftdichte p;, nach [64] wie folgt berechnet:
P =0,5"pL AR " Cp " UNabe

Im Rahmen dieser Studie werden WEA mit einer Leistung von
3 MW angenommen (vgl. Kapitel 5.1.1). Den folgenden Abschét-
zungen liegt dabei exemplarisch die Abbildung 9.7 dargestellte
Leistungskennlinie der WEA E-82 der Firma Enercon nach [44]
zugrunde.
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Abbildung 9.7 Leistungskennlinie der WEA E-82 der Firma Enercon

Im Rahmen der Untersuchung wird vereinfachend davon ausge-
gangen, dass die Anlagen Uber keine Sturmregelung, sondern
eine Sturmabschaltung verfiigen. Konkret bedeutet dies, dass die
Anlagen bei Windgeschwindigkeiten gré3er 25 m/s abschalten und
keine elektrische Leistung bereitstellen.
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Die Untersuchung wird fir mehrere Standorte in Deutschland
durchgefuhrt. Den Berechnungen liegen Zeitreihen der gemessen
Windgeschwindigkeiten aus den Jahren 2007 bis 2011 zugrunde.
Windstarke und windschwache Gebiete in ganz Deutschland wer-
den durch die Standortauswahl exemplarisch berticksichtigt. Dies
ermdglicht einen Vergleich der standortbezogenen Ergebnisse und
reduziert die Ergebnisverfalschung durch &rtliche und zeitliche
Extremfélle.

Die Windgeschwindigkeit wird standortabhéngig in einer gewissen
Hohe (Uber dem Boden gemessen. Zur Ermittlung der
Einspeiseleistung einer WEA wird die Windgeschwindigkeit auf
Hoéhe der Nabe der WEA bendtigt. Das in dieser Untersuchung
betrachtete Modell der Enercon-WEA E-82 weist eine Nabenhthe
von 98 m auf [44]. Aus diesem Grund werden die gemessenen
Daten anhand einer logarithmischen Hohenkorrektur nach [64] auf
die Nabenhbthe wie folgt umgerechnet:

In hNabe
r

UNabe = Ump* e
In—=%

r
Zur Berechnung werden die gemessene Windgeschwindigkeit vy,p

und die Hohe des Messpunktes hyp sowie die NabenhOhe der
WEA hnape Und die Rauigkeitslange r am Standort der WEA
bendtigt. Die Rauigkeitslange charakterisiert die lokale
Bodenbeschaffenheit, die einen Einfluss auf die
Windgeschwindigkeit hat. Sie wird unter Anderem von der
Gelandegeometrie und der Bebauung beeinflusst. Im Rahmen der
Berechnungen wird von einer Rauigkeitslange von r =0,1
ausgegangen, was nach [64] einem landwirtschaftlichen Gelande
mit einigen Hausern und 8 m hohen Hecken im Abstand von ca.
500 m entspricht.

Anhand der zuvor beschriebenen Untersuchungsmethodik wird fur
insgesamt 15 ausgewahlte Standorte in Deutschland ermittelt, wie
hoch die Abregelung der installierten Leistung ausfallen darf, um
maximal einen jahrlichen Energieverlust zwischen 1 % und 5 % zu
verursachen. Die Auswertung erfolgt fur die Jahre 2007 bis 2011.
In Abbildung 9.8 ist beispielhaft die geordnete Jahresdauerlinie
einer Enercon-WEA E-82 am Standort Emden dargestellt.



Anhang zum technischen Gutachten

3500

3000

2500

2000

1500

Leistung P [kW]

1000

500

0
0 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 8000 9000
Zeit t [h]

Abbildung 9.8 Geordnete Jahresdauerlinie einer WEA in Emden aus dem Jahr
2011 mit Abregelung auf 80 % der installierten Leistung

Die Enercon-WEA E-82 stellt ohne Abregelung im Jahr 2011 am
Standort Emden eine Energiemenge von 6,2 GWh bereit. Um ei-
nen jahrlichen Energieverlust von 2 % zuzulassen, wird die Leis-
tung der WEA auf 2,4 MW (80 % der installierten Leistung) be-
schrankt, was durch die horizontale, rote Linie angedeutet wird.
Das Integral zwischen der geordneten Jahresdauerlinie und der
horizontalen, roten Linie ergibt den jahrlichen Energieverlust in
Hohe 128,3 MWh von.

Um einen Abregelungswert zu bestimmen, der deutschlandweit
Anwendung finden kann, wird die Analyse des jahrlichen
Energieverlusts von 2% (orientiert an dem angenommenen
Energieverlust der Abregelung von PV-Anlagen) herangezogen. In
Abbildung 9.9 ist der Mittelwert der Abregelungswerte der
Enercon-WEA E-82 UUber die Jahre 2007 bis 2011 an
ausgewahlten Standorten dargestellt, der maximal einen
Energieverlust von 2 % pro Jahr zur Folge hat.
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Abbildung 9.9 Abregelungswert der Enercon-WEA E-82 an ausgewahlten
Standorten bei resultierendem Energieverlust von maximal 2 %
pro Jahr

Die hier untersuchten Standorte sind fur die Windverhaltnisse in
Deutschland nicht statistisch repréasentativ. Exemplarisch werden
daher sowohl Ergebnisse in windstarken als auch in
windschwachen Gebieten angegeben. Um fir die untersuchten
Standorte einen jahrlichen Energieverlust von maximal 2 %
zuzulassen, dirfen die WEA auf maximal 94 % der installierten
Leistung abgeregelt werden. Da eine Leistungsabregelung von
6 % das Netz jedoch nur geringflgig entlasten wirde, wird fir die
Variantenrechnung bei WEA angenommen, dass an einigen
Standorten ein groRerer Energieverlust akzeptiert wird.
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Der Mittelwert und der Median aller Abregelungswerte an allen
Standorten in den Jahren 2007 bis 2011, die einen jahrlichen
Energieverlust von maximal 2 % zur Folge haben, betragen 79 %.
Damit der jahrliche Energieverlust im Mittel 2 % nicht Ubersteigt,
wird folglich eine Abregelung von WEA auf 80 % der installierten
Leistung angenommen.

In Abbildung 9.10 wird dargestellt, wie aus dem deutschlandwei-
tem Marktgeschehen und der Einsatzart von DSM die Extremwerte
der Zeitreihen als Netzauslegungskriterien ermittelt werden. Im
Folgenden werden die Schritte weiter erlautert.

Einsatzart Marktgeschehen EE, Kraftwerks- und
DSM-gesteuerter (Kraftwerkseinsatz Lastszenario flr
Lasten und EE) jeweiliges Stutzjahr

Lastkurven nicht

Netzauslegung mit
steuerbarer Lasten

Lastkurven neuen

| astkurven mit DSM- mit DSM Auslegungswerten

steuerbarer Lasten

" . o p ' | ‘/\ 20KV zl\‘
Einspeisekurven nur . \/ A1

abregelbarer Anlagen o

Speicher der jeweiligen
Spannungsebene

Abbildung 9.10 Einsparpotential neuer Netztechnologien in der MS-Ebene

Fir die Abschatzung des Potentials der Laststeuerung ist grund-
satzlich zwischen Lastreduktion, Lasterhéhung und Lastverschie-
bung zu unterscheiden. Ein weiterer wichtiger Faktor ist die zeitli-
che Dauer in der Einfluss auf das Lastverhalten genommen wer-
den kann. Sie ist ein wichtiger Faktor fur den Einsatzzweck und
damit der Wertschopfung des DSM. Das DSM-Potential ist aul3er-
dem tageszeit- und lastabhangig ist.
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Generell wird bei der Untersuchung der DSM-Potentiale zwischen
marktgetriebenen und netzgetriebenen Anreizen unterschieden. In
[39], [42] und [92] wird davon ausgegangen, dass DSM marktge-
trieben, das heifl3t unabhangig vom Netzzustand, stattfindet. Ein
Uberangebot an erneuerbarer Energie fiihrt beim marktgetriebe-
nen DSM aufgrund von Marktsignalen zu einem Zuschalten von
Lasten, wohingegen ein Unterangebot zu einem Abschalten von
Lasten fuhrt. Beides geschieht unabhéngig von der lokalen Belas-
tungssituation in den Verteilnetzen.

Beim netzgetriebenen DSM hat eine erhohte residuale Netzlast in
der jeweiligen Spannungsebene die Abschaltung von Lasten und
eine hohe dezentrale Einspeisung im jeweiligen Netz die Zuschal-
tung von Lasten zur Folge.

Die Annahme der Basisszenarien, dass die Gesamtlast bis zum
Jahr 2030 in Spitzenleistung und Energiemenge konstant bleibt,
bleibt auch in dieser Variante bestehen. Der gesamte Stromver-
brauch Deutschlands wird vereinfacht ohne Hochstspannungs-
ebene auf die Verbrauchergruppen der NS-, MS- und HS-Ebene
aufgeteilt. Die Inanspruchnahme elektrischer Energie auf der HS-
Ebene entspricht den Angaben aus [31] fur das Jahr 2010. Ausge-
hend von diesen Werten werden die Anteile des elektrischen
Energieverbrauchs fur die Verbrauchergruppen in der NS- und
MS-Ebene berechnet (vgl. Tabelle 9.1).

Tabelle 9.1 Aufteilung des elektrischen Energieverbrauchs auf die
Verbrauchergruppen in den Spannungsebenen [31]

78 % 49 % 27 %
22 % 44 % 25 %
- 8 % 48 %

! Der Sektor Landwirtschaft ist in dem Sektor Gewerbe enthalten.
2 Der Sektor Verkehr ist im Sektor Industrie enthalten.

Fur den Lastverlauf im NS- und MS-Netz werden typische Tages-
lastgange in Form von Haushaltslastprofilen (HO) und Gewerbe-

lastprofilen (GO) angenommen. Fir die Industrielasten werden
zusatzlich im MS- und HS-Netz Lastblocke angenommen.
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2020

2030

Abbildung 9.11

Um den Einfluss des DSM auf die Grundsatze der Dimensionie-
rung von NS-, MS- und HS-Netzen zu analysieren, werden ausle-
gungsrelevante Falle je Spannungsebene und Zeitschritt unter-
sucht. Eine Ubersicht iiber die Falle wird in Abbildung 9.11 gege-
ben.

NS
MS
Starklast
Marktanreize
HS Rickspeisung

Netzanreize

Netzauslegungsrelevante Falle beim Einsatz von DSM in den
Jahren 2020 und 2030

Es werden sowohl marktgetriebene als auch netzgetriebene Anrei-
ze untersucht. Ein typischer Strang bzw. Ring oder Masche in der
jeweiligen Spannungsebene wird fiir den Starklast- und den Ruck-
speisefall untersucht. Beispielhaft kann ein marktanreizbasiertes
DSM in beiden Fallen zu einer Netzentlastung oder auch zu einer
zuséatzlichen Netzbelastung fuhren.

Bei marktgetriebenen Anreizen entsteht eine zusatzliche Netzbe-
lastung genau dann, wenn zu den Zeiten, in denen lokal im NS-,
MS- oder HS-Netz ein Starklastfall vorliegt, der Marktanreiz vor-
gibt, dass Lasten in diese Zeiten verschoben oder weitere Lasten
zugeschaltet werden. Dieser Fall ist vor allem dann zu erwarten,
wenn die lokale Einspeisesituation nicht mit der Einspeisesituation
in Gesamtdeutschland korreliert, d. h. eine hohe deutschlandweite
(erneuerbare) Einspeisung zu den Zeiten der lokalen Starklast zu
einem Lastanstieg fuhrt. Daneben ist eine zusatzliche Netzbelas-
tung bei marktgetriebenen Anreizen auch fir den Riickspeisefall in
einspeisegepragten Gebieten denkbar. Ist der Marktanreiz aul3er-
halb der lokalen Einspeisezeiten derart, dass Lasten dorthin ver-
schoben werden, reduziert sich die Last in den Zeiten mit hoher
lokaler Einspeisung und die Rickspeisung wird verstarkt.
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Sind die Anreize marktgetrieben, kame es im Starklast- und Ruck-
speisefall hingegen zu einer Netzentlastung, wenn die deutsch-
landweite Einspeisung mit der residualen Last der jeweiligen
Spannungsebene korreliert. In diesen Fallen wirden die Lasten
genau in die Zeiten verschoben bzw. dann zugeschaltet werden,
wenn lokal elektrische Energie bereitgestellt wird. Bei netzgetrie-
benen Anreizen sollte es immer zu einer Entlastung kommen, da
dieses das Ziel der Netzanreize ist.

Der Einfluss der Lastverschiebung auf die Netzebenen wird be-
stimmt, indem die Zu- bzw. Abschaltung von Lasten in Abhangig-
keit der Anreize (markt- bzw. netzorientiert) Gber den Tag verteilt
erfolgt. Die Marktanreize orientieren sich in diesem Fall an dem
Verlauf der residualen deutschlandweiten Tageslast. Die Netzan-
reize ergeben sich aus dem Verlauf der unbeeinflussten Netzlast
in den jeweiligen Spannungsebenen. Die Lastverschiebung bei
den Verbrauchergruppen muss nicht unbedingt automatisiert erfol-
gen. Die Lastverschiebung kann, getrieben durch die mit dem Lie-
feranten vereinbarten Stromprodukte, auch durch eigene Aktivit&-
ten der Haushalts-, Gewerbe- oder Industriekunden erfolgen. Es
wird erwartet, dass das Netz durch die zeitliche Stufung und Ver-
teilung der Anreize Uber den Tag nicht gleichzeitig belastet wird.

Fur einen typischen NS-Strang wird auf Basis der Stromver-
brauchsaufteilung in Tabelle 9.1 angenommen, dass 40 Haushalte
(Jahresstromverbrauch von 140 MWh) und 2 Gewerbekunden
(Jahresstromverbrauch von 40 MWh) dort angeschlossen sind. Es
handelt sich hierbei um die durchschnittliche GréRenordnung einer
Wohnsiedlung mit Zeilenbebauung hoher Dichte und Hochh&user
(vgl. [81]). Die steuerbaren Lasten der NS-Ebene bestehen aus
Waschmaschinen, Waschetrocknern, Geschirrspilern, Elektro-
fahrzeugen und Warmepumpen. Die Ausstattung der Haushalte
mit weil3er Ware wird aus statistischen Werten nach [37] hergelei-
tet (Mittelwertbildung Uber HaushaltsgréRen). Entgegen Ublicher
Definitionen wird der Begriff der WeiRen Weil3e in diesem Bericht
nur fur die drei GroRRgerate Waschmaschine, Waschetrockner und
Geschirrspuler verwendet. Es wird davon ausgegangen, dass sich
die Durchdringung bis 2030 nicht signifikant andert und das sich
sowohl im Jahr 2020 als auch im Jahr 2030 20 % der Gerate der
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WeilRen Ware am DSM beteiligen. Die Marktdurchdringung von
Elektromobilen wird mit 1 Mio. fur das Jahr 2020, 3 Mio. fiur das
Jahr 2025 und extrapoliert mit 5 Mio. fir 2030 nach [24] ange-
nommen. Danach ist an einem NS-Strang im Jahr 2020 durch-
schnittlich ein Elektromobil mit einer Leistung von 3,7 kW und im
Jahr 2030 sind durchschnittlich funf Elektromobile angeschlossen.
Aufgrund einer Vielzahl von Forschungsprojekten rund um das
Thema E-Mobility wird zudem von einer hundertprozentigen Teil-
nahme der Elektromobile beim DSM ausgegangen.

Der laut [41] far 2020 und 2030 prognostizierte elektrische Ener-
giebedarf der Warmepumpen wird in Anlehnung an [55] auf die
einzelnen Verbrauchergruppen aufgeteilt: 90 % Haushalte, 9 %
Gewerbe und 1 % Industrie. Darauf aufbauend wird der durch-
schnittliche Verbrauch der Warmepumpen fiir Haushalts- bzw.
Gewerbekunden ermittelt. Fir beide Zeitschritte wird davon aus-
gegangen, dass alle vorhandenen Wéarmepumpen am DSM teil-
nehmen, da bereits heute vereinbarte Sperrzeiten zwischen Wér-
mepumpenkunden und VNB bestehen, zu denen die Warmepum-
pen im Falle lokaler Starklastsituationen abgeschaltet werden dir-
fen.

Unter Berlcksichtigung der Stromverbrauchsaufteilung nach Ta-
belle 9.1 hangen an einem typischen Mittelspannungsstrang im
Rahmen der Untersuchung zwdlf Ortsnetzstationen mit jeweils funf
NS-Strangen, d.h. Haushaltskunden und Gewerbekunden mit ei-
nem Jahresstromverbrauch von 8.500 MWh bzw. 7.500 MWh so-
wie Industriekunden mit einem Jahresstromverbrauch von
1.300 MWh. Um das DSM-Potential der Gewerbekunden zu ermit-
teln wird die Aufteilung des Stromverbrauchs auf die einzelnen
Anwendungsbereiche im Gewerbe-, Handels- und Dienstleis-
tungssektor aus [39] herangezogen. Mit Hilfe des Anteils der dort
ermittelten negativen und positiven DSM-Potentiale werden die
verschiebbaren Lasten in zwei Gruppen eingeteilt: Prozesskalte,
Prozesswarme und Bellftung auf der einen und Klimakélte und
Heizungssysteme auf der anderen Seite. FiUr die erste Gruppe
wird nach [39] ein positives Verschiebepotential von 2,1 % des
Stromverbrauchs der Gruppe und ein negatives Verschiebepoten-
tial von 4,2 % Uber jeweils eine Stunde angenommen. Fir die
zweite Gruppe werden ein positives Potential von 9,2 % und ein
negatives Potential von 92,0 % Uber sieben Viertelstunden ange-
nommen. Es wird erwartet, dass sich diese relativen Anteile fur
das DSM-Potential im Jahr 2020 und 2030 nicht &ndern.
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Auf Basis von [64] dessen wird davon ausgegangen, dass die in
der Mittel- und Hochspannung angeschlossenen und am DSM
teilnehmenden Industrieunternehmen die Last grundsatzlich nicht
erhdhen. Da die Untersuchungen in [39] jedoch auch positive Ver-
schiebepotentiale ergeben haben, wird bei der Simulation der In-
dustrielasten die Annahme getroffen, dass es bedingt durch die
Absenkung der Last in bestimmten Zeiten und Nachholung von
einigen Prozessen zu anderen Zeiten, in denen die Marktanreize
gunstig sind, zu einem positiven Verschiebepotential kommen
kann.

Die steuerbaren Lasten der Industrie werden in zwei Kategorien
eingeteilt: In den Industriesektoren der Grundstoffchemie, der NE-
Metalle und der Metallerzeugung steht ein negatives DSM-
Potential in Hohe von 0,7 % des Gesamtstrombedarfs der Indust-
riesektoren durchschnittlich 40 Mal pro Jahr fir maximal vier Stun-
den zur Verfugung [64]. Bei den Industriesektoren Papier, Steine
und Erde, Erndhrung und der Querschnittstechnologie Klimatisie-
rung steht ein negatives DSM-Potential in Hohe von 3,4 % des
Gesamtstrombedarfs der Industriesektoren taglich fur maximal
zwei Stunden zur Verfigung. Das positive DSM-Potential ergibt
sich aus der Lastverschiebung die auf Basis der Markt- bzw. Netz-
anreize durchgefihrt wird.

Fir eine typische Masche im HS-Netz bei einer Stromverbrauchs-
verteilung nach Tabelle 9.1 werden sechs Umspannanlagen mit
jeweils zwei HS/MS-Transformatoren angenommen. An einem
HS/MS-Transformator hangen jeweils zehn MS-Strange. Anhand
dieser Annahmen kann der Strombedarf aller unterlagerten NS-
und MS-Kunden berechnet werden. Die Haushaltskunden weisen
einen Jahresenergiebedarf von 1.008 GWh auf. Die Gewerbekun-
den und Industriekunden haben einen Energiebedarf von
900 GWh oder 1.756 GWh.

Ausgehend von den Annahmen flr den unbeeinflussten Lastver-
lauf und der Ausstattung der Haushalts-, Gewerbe- und Industrie-
kunden werden die Lastverlaufe Uber Simulationen anhand der
Markt- bzw. Netzanreize verschoben.

Fur die Untersuchung im Starklastfall werden die Lastprofile fur
Haushalts- und Gewerbekunden sowie die beschriebenen Annah-
men fir die Industrie verwendet. Um den Ruckspeisefall und somit
ein einspeisegepragtes Gebiet in der NS-, MS- und HS-Ebene zu
modellieren, wird die Lastkurve von einem Sonntag herangezogen
und zum Zeitpunkt der maximalen PV-Einspeisung gemafR der
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Planungs- und Betriebsgrundséatze aus Kapitel 4 auf 10 %, 15 %
bzw. 35 % der jeweiligen Netzlast reduziert.

Die Marktanreize ergeben sich aus dem umgekehrten Verlauf der
residualen deutschlandweiten Last. Die Netzanreize ergeben sich
aus dem umgekehrten Verlauf der Netzlast. Wahrend die Zielfunk-
tion fur die Marktanreize in allen drei Spannungsebenen identisch
ist, unterscheidet sich die Zielfunktion bei den Netzanreizen fir die
drei Spannungsebenen. Fir die Marktanreize wird die residuale
Last des Jahres 2011 gebildet und entsprechend Kapitel 5 auf die
Jahre 2020 und 2030 angewendet.

Die Simulationen werden fur das komplette Jahr 2020 bzw. 2030
durchgefiihrt, so dass sich die Markt- und Netzanreize taglich an-
dern. Der Einsatz der steuerbaren Gerédte bzw. Prozesse in den
drei Spannungsebenen orientiert sich an den sich taglich &ndern-
den Zielfunktionen, also der umgekehrten residualen deutsch-
landweiten Last bzw. der umgekehrten Netzlast in den Span-
nungsebenen.

Entsprechend der jeweiligen Zielfunktion werden die Geréte der
WeilRen Ware und die Elektrofahrzeuge eingesetzt. Das DSM bei
den Warmepumpen erfolgt durch eine zweistiindige Sperrzeit zum
Zeitpunkt der maximalen residualen Last. Das bedeutet, dass zu
dieser Zeit die Warmepumpen nicht laufen. Das Maximum der
residualen Last ist dabei entkoppelt von der Spitze in den Verteil-
netzen. Die eigentlich in der Zeit in Anspruch genommene elektri-
sche Energie wird auf die Leistung der restlichen Viertelstunden
des Tages verteilt. Analog zu den Warmepumpen wird im Stark-
lastfall die Industrielast, die fir ein DSM zur Verfugung steht, in
den Zeiten verringert, in denen die Anreize maximal sind. Bei der
Industrie wird die Last, wie zuvor beschrieben, im Rahmen des
DSM flr zwei bzw. vier Stunden verringert. Es wird angenommen,
dass 20 % der steuerbaren Industrielasten im Tagesverlauf ver-
schoben werden koénnen. Daher andert sich die Summe der
elektrischen Energie pro Tag im MS- und HS-Strang, wenn DSM
angewendet wird.

Der Tabelle 9.2 kbnnen exemplarisch die absoluten Ergebnisse fur
das DSM-Potential fir die drei Spannungsebenen nach Verbrau-
chergruppen im Jahr 2030 entnommen werden.

Es wird zwischen positivem und negativem DSM-Potential unter-
schieden. Das positive DSM-Potential definiert die mdgliche zu-
schaltbare Last, wahrend das negative DSM-Potential die mogli-
che abschaltbare Last bezeichnet. Dabei werden die steuerbaren
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Lasten der Netzebenen auf Basis der Markt- und Netzanreize ver-
schoben. Die DSM-Potentiale der einzelnen steuerbaren Lasten
werden durch die jeweilige maximale Veranderung in den einzel-
nen simulierten Lastgangen pro Tag definiert. Die maximalen posi-
tiven und negativen DSM-Potentiale sind die grof3ten bzw. kleins-
ten Potentiale einzelner Viertelstunden eines ganzen Jahres.

Tabelle 9.2 Realistisches DSM-Potential der steuerbaren Lasten fir einen
typischen NS- und MS-Strang bzw. eine HS-Masche
NS-Strang MS-Strang HS-Masche
Dauer [KW] [kW] [MW]
[1/4-h]
positiv. negativ positiv negativ positiv. negativ
WeilRe Ware 1 2,4 15 143,3 90,6 17,2 10,9
Elektromobile 4 18,5 18,5 137,5 67,4 16,5 8,1
Warmepumpe 8 0,4 3,9 22,3 247,5 2,5 28,2
Prozesskalte
Prozesswarme 4 0,5 1,0 91,3 -182,0 11,0 21,8
Bellftung
(Gewerbe)
Klimakalte
Heizungssysteme 7 0,5 4,7 87,9 -876,7 105 105,2
(Gewerbe)
NE-Metalle
Metallerzeugung
Grundstofichemie ~ 1° i i 31 28,5 4.2 384
(Industrie)
Papier, Stein,
Erde, Erndhrung 8 ) ) 1.6 307 2.1 41,5

Klimatisierung
(Industrie)

Summe

- 22,2 29,6 568,5 1.434,1 64,0 254,1

Fur einen Vergleich mit den beschriebenen DSM-Potentialen an-
derer Studien im Haushalts-, Gewerbe- und Industriesektor wer-
den die Ergebnisse in Tabelle 9.3 aufgefuhrt. Die Ergebnisse re-
sultieren aus der Skalierung der DSM-Potentiale der HS-Masche.
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DSM Potentiale unterteilt nach den jeweiligen Studien und
Verbrauchergruppen

2005 28 GW (pos.) und 78 GW (neg.)
2007 20 GW ; 28 GW
2010 7-32GW 2,4 (pos.) 63,9 GW (pos.)

14,3 GW (neg.) 6,5 GW (neg.)
160 MW (pos.)

2010 - -

730 MW (neg.)

5,0 GW (pos.) 3,0 GW (pos.) 0,9 GW (pos.)
6,3 GW (neg.) 18,1 GW (neg.) 11,2 GW (neg.)

Im Folgenden werden die Ergebnisse der Jahresbetrachtung auf-
gefuihrt und abschlieRend tabellarisch dargestellt. Um die zusatzli-
che Netzbelastung durch DSM im Starklastfall zu bewerten, wird
fur jeden Tag das Maximum vor und nach Durchfihrung des DSM
bestimmt. Die Differenz zwischen dem Jahresmaximum vor Durch-
fuhrung und nach Durchfihrung des DSM bestimmt die maximale
Erh6hung des Lastmaximums in einem Jahr.

Um den Einfluss des DSM im Ruckspeisefall zu analysieren wird
nur der Zeitpunkt eines Tages betrachtet, indem die Einspeisung
aus EE maximal und die Netzlast minimal ist. Aufgrund der Cha-
rakteristik der PVA-Einspeisung aus dem Jahr 2011 sowie der
vorherrschenden Lastprofile ist dieser Zeitpunkt um ca. 14:00 Uhr.
Das bedeutet, dass fur die Untersuchung der zusatzlichen Belas-
tung durch DSM im Rickspeisefall die Lastabsenkung zu diesem
Zeitpunkt betrachtet wird. Da angenommen wird, dass der Riick-
speisefall nur an Ubergangs- und Sommertagen auftritt, erstreckt
sich die Simulation nicht Gber den Winter.

Beispielhaft ist in Abbildung 9.12 der Einfluss des DSM bei Netz-
anreizen in der MS-Ebene fur den Starklast- und den Rickspeise-
fall dargestellt. Dabei wird ein Sonntag im April betrachtet.

In Abbildung 9.12 wird die unterschiedliche Vorgehensweise fur
den Starklast- und RuUckspeisefall zur Ermittlung des DSM-
Potentials verdeutlicht. Die Anreize zur Lastverschiebung sind in
beiden Féllen identisch, allerdings ist das Verschiebepotential im
Starklastfall deutlich hdher als im Rickspeisefall. Da im Rickspei-
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sefall von einem Schwachlasttag ausgegangen wird, bedeutet das,
dass Warmepumpen und Gewerbe- und Industrielasten nicht oder
nur zu einem sehr geringer Anteil in Betrieb sind. Es ist deutlich
erkennbar, dass an diesem Tag die Spitzenlast im Starklastfall
gesenkt wird. Im Rickspeisefall wird die Last zu dem Zeitpunkt der
minimalen Last nicht erkennbar angehoben. Somit kommt es in
beiden Fallen aufgrund von DSM zu einer Netzentlastung.

e Starklastfall
ohne DSM
Starklastfall mit
DSM

== « Rickspeisefall
ohne DSM

= = o R{ickspeisefall
mit DSM

0:00

Abbildung 9.12

4:00 8:00 12:00 16:00 20:00 0:00

Uhrzeit

Einfluss des DSM auf die Leistung an einem MS-Strang im Jahr
2030 fur den Starklastfall (i) und den Rickspeisefall (i) exempla-
risch an einem Sonntag im April

Die Analyse fur die Marktanreize wird analog durchgeftihrt, wobei

die Anreize zur Lastverschiebung auf der deutschlandweiten resi-
dualen Last basieren.
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10.1

Zusammenfassung
des regulatorischen
Gutachtens

Aus dem technischen Gutachten dieser Studie geht deutlich her-
vor, dass die Energiewende erhebliche Auswirkungen auf den
Aus- und Umbaubedarf der Verteilnetze haben wird. Die Moglich-
keiten und Anreize der Verteilnetzbetreiber, die notwendigen In-
vestitionen zlgig und umfanglich zu tatigen, hangen entscheidend
vom Regulierungsrahmen ab, der die Erldse aus den Netzinvestiti-
onen bestimmit.

Mit dem Inkrafttreten der Anreizregulierungsverordnung (ARegV)
zum 01. Januar 2009 wurde in Deutschland eine Erlésobergren-
zenregulierung eingeftihrt, deren Ziel darin besteht, Anreize zur
Kostensenkung zu setzen. Die Rahmenbedingungen haben sich
aber massiv gedndert. Der durch die Energiewende bedingte Aus-
baubedarf der Verteilnetze ist mit Kostenerh6hungen verbunden,
fur die die Anreizregulierung nicht primér ausgelegt ist. Daher be-
steht die Beflirchtung, dass die Anreize fir Investitionen zu gering
sind, um mit dem raschen Umbau des Energiesystems Schritt zu
halten.

Zielsetzung

Das Hauptziel des regulatorischen Teils dieser Studie besteht da-
rin zu untersuchen, ob die derzeitige Anreizregulierung vor dem
Hintergrund des Zubaus von Erneuerbaren Energien in der Lage
ist, eine auskdmmliche Rendite fur die Verteilnetze zu ermdogli-
chen. Den Untersuchungen der Studie liegen zwei Entwicklungs-
szenarien fir den Ausbau Erneuerbarer Energien zu Grunde:

e das ,Szenario B des Netzentwicklungsplans Strom 2012*
(Szenario NEP B 2012)

e das ,Aktualisierte Szenario C des Netzentwicklungsplans
Strom 2012" (Bundeslanderszenario).

A
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Abbildung 10.1

Das Szenario NEP B 2012 basiert auf dem Szenario B der Bun-
desnetzagentur, wahrend das Bundeslanderszenario aus aktuali-
sierten Zielsetzungen und Prognosen der Bundeslander ermittelt
wurde. Letzteres Szenario geht von einem deutlich starkeren Aus-
bau Erneuerbarer Energien aus.

Aufbauend auf dem im Teil A der Studie ermittelten Erweiterungs-
bedarf fur die Szenarien, soll im Teil B der Studie eine genaue
Analyse durchgefihrt werden, wie die Anreizregulierung in
Deutschland mit diesem Ausbaubedarf derzeit umgehen wiirde.
Hierzu erfolgt eine Erlésberechnung auf Basis des in Teil A der
Studie ermittelten Bedarfs an Erweiterungsinvestitionen. Entspre-
chend dem vereinbarten Studiendesign werden hierbei auch Er-
satzinvestitionen bericksichtigt, die im Teil B der Studie auf Basis
realer Daten simuliert werden. Abbildung 10.1 gibt einen Uberblick
Uber die Methodik der beiden Studienteile und deren Schnittstel-
len.

Studienteil A Studienteil B
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10.2

Auf Basis der ermittelten Gesamtinvestitionen wird eine Fallunter-
scheidung der Verteilnetze vorgenommen. Es erfolgt eine Berech-
nung der Netzkosten und der Erlosruckflisse unter der gegenwar-
tigen ARegV. In der Hauptuntersuchung wird die Auskdémmlichkeit
der ARegV fir die betrachteten Szenarien (NEP B 2012 und Bun-
deslanderszenario) berechnet und analysiert. Im Anschluss wird
eine Auswahl an umsetzbaren Moglichkeiten zur Anpassung der
ARegV vorgeschlagen, untersucht und ausgewertet, die die Aus-
kémmlichkeit der Anreizregulierung verbessern konnten.
SchlieBlich erfolgt eine Analyse verschiedener Variantenrechnun-
gen, die von alternativen Entwicklungen des Strommarktes ausge-
hen, und in denen mit Hilfe innovativer Technologien eine Verrin-
gerung des Investitionsbedarfs erreicht werden kann.

Es wird an dieser Stelle betont, dass die Untersuchung in dieser
Studie methodisch nur in eine Richtung erfolgt: Der in Teil A be-
rechnete Ausbaubedarf fliet als Input in die Auskémmlichkeits-
analyse in Teil B. Es gibt aber keine Ruckkopplung. Es darf erwar-
tet werden, dass eine regulierungsbedingte Uber- oder Unterkos-
tendeckung einen Effekt auf die Investitionstatigkeit hat. Dieser
Ruckkopplungseffekt wurde in dieser Studie nicht beriicksichtigt,
da hierfur kritische Annahmen zum Umfang des Effekts erforder-
lich wéaren. Empirisch ist der Umfang eines solchen Rickkopp-
lungseffekts jedoch weitgehend unbekannt.

Methodik

Die zentrale Analyse dieser Studie betrifft die Auskdmmlichkeit der
Regulierung fir das Gesamtnetz unter Beriicksichtigung der Inves-
titionen. Das Modell berechnet die Rendite der Gesamtnetze und
vergleicht diese mit der regulatorisch vorgegebenen Zielrendite.

Die Betrachtung des Gesamtnetzes erfordert neben dem Erweite-
rungsbedarf, der aus Teil A der Studie Gbernommen wird, auch die
Berticksichtigung der Ersatzinvestitionen. Der Verlauf des Ersatz-
zyklus wird auf Basis einer Wahrscheinlichkeitsverteilung simuliert.
Um den Unterschieden zwischen den Netzbetreibern hinsichtlich
des Ersatz- und Erweiterungsbedarfs Rechnung zu tragen, und
den Einfluss dieser Unterschiede auf die Auskdmmlichkeit der
ARegV isoliert beurteilen zu kdnnen, ist eine Fallunterscheidung
der Netzbetreiber hinsichtlich der Art und Hohe des Investitionsbe-
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darfs erforderlich. Dabei werden vier Gruppen von Netzbetreibern
betrachtet:

e GH (,9esamt-hoch*): hoher Erweiterungsbedarf und hoher
Ersatzbedarf (altes Netz)

e GN (,gesamt-niedrig“): niedriger Erweiterungsbedarf und
niedriger Ersatzbedarf (neues Netz)

¢ EH (,Erweiterung-hoch): hoher Erweiterungsbedarf und
konstanter Ersatzbedarf

e EN (,Erweiterung-niedrig“): wenig Erweiterungsbedarf und
konstanter Ersatzbedarf

Abbildung 10.2 illustriert die Einteilung der Netzbetreiber.
Erweiterungsszenarien

»,hoher Bedarf* »hiedriger Bedarf*

Substanzerhaltungsszenarien

»Altes Netz" GH:
,Gesamt-
hoch*
.Neues Netz* GN:
.,Gesamt-
niedrig"
,Eingeschwungen* EH: EN:
~Erweiterung- ~Erweiterung-
hoch* niedrig"

Abbildung 10.2 Fallunterscheidung und Einteilung der VNB

Die Einteilung der untersuchten VNB erfolgt flr rein analytische
Zwecke und ist nicht reprasentativ fur die bundesweite Situation.
Da allerdings vor allem der Westen Deutschlands vor einer Welle
an Ersatzinvestitionen steht, und insbesondere Flachennetzbetrei-
ber vor einem betrachtlichen Erweiterungsbedarf, muss davon
ausgegangen werden, dass die Gruppe ,Gesamt-hoch® fur die
Praxis von besonderer Relevanz ist. Dementsprechend wird in der
Analyse ein besonderes Augenmerk auf diese Gruppe gelegt.
Ausgehend vom Investitionsbedarf erfolgt eine Berechnung der
Kostenbasis und Erlésobergrenze fur die derzeitige ARegV sowie
der betrachteten Anpassungen der ARegV. Die Auskdommlichkeit
der Regulierung ist dann gegeben, wenn die resultierende Rendite
die regulierte Rendite erreicht.
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Ergebnisse der Hauptuntersu-
chungen

Zentrale Schlussfolgerung der Hauptuntersuchungen ist, dass die
Auskdmmlichkeit unter der momentanen ARegV fir Netzbetreiber
mit hohem Investitionsbedarf nicht garantiert ist. Fir Netzbetreiber
mit niedrigem Bedarf sieht das Bild positiver aus. Abbildung 10.3
zeigt die Ergebnisse der Hauptuntersuchungen fir das Szenario
NEP B 2012 fur die Gruppen von Verteilnetzbetreibern.

GH GN EH
Gruppe Verteilnetzbetreiber
Mit
GH: ,Gesamt-hoch* EH: ,Erweiterung-hoch”
GN: ,Gesamt-niedrig" EN: ,Erweiterung-niedrig"

Abbildung 10.3

Ergebnisse zum Szenario NEP B 2012

In der Abbildung wird fur jede Gruppe der Vergleich zwischen der
regulatorisch vorgegebenen Zielrendite (Reg. WACC 2014) und
der tatsachlich erreichten Rendite (interne Kapitalverzinsung; IKV
2014) dargestellt. Dabei ist deutlich erkennbar, dass die Problem-
gruppe ,Gesamt-hoch” unterhalb der Zielvorgabe bleibt, wahrend
die Gruppe ,Gesamt-niedrig“ eine hohere Rendite erwirtschaften
kann.

Von grofRer Bedeutung fur die Ergebnisse sind die sogenannten
Zeitverzugseffekte (,Sockeleffekte®), die daraus resultieren, dass
Kostendnderungen erst mit einer zeitlichen Verzégerung zu einer
Erlésanpassung fuhren. Dies entspricht zum einen der Grundidee
der Anreizregulierung, da innerhalb der fiinfijahrigen Regulierungs-

256




Zusammenfassung des regulatorischen Gutachtens

10.4

periode Anreize zur Kostensenkung gesetzt werden sollen. Zum
anderen gibt es einen zusatzlichen Zeitverzug, wenn die Regulie-
rung auf Grundlage der tatsachlich angefallenen Kosten (,Istkos-
ten") erfolgt, da die entsprechenden Buchwerte erst zwei Jahre
spater zur Verfligung stehen. Insgesamt ist demnach eine zeitliche
Verzdgerung von bis zu 7 Jahren moglich, so dass ein Auskémm-
lichkeitsproblem fiir diejenigen Netzbetreiber auftritt, die im Ver-
haltnis zu den Abschreibungen viel investieren missen. Es muss
davon ausgegangen werden, dass derzeit viele (vor allem Fla-
chen-) Netzbetreiber vor genau diesem Problem stehen.

Fir alle Untersuchungsergebnisse spielt der Zeitverzugseffekt aus
Altanlagen eine grof3e Rolle, der sich aus den Abschreibungen der
bereits vor dem Betrachtungszeitpunkt bestehenden Anlagen
ergibt. Der Effekt resultiert daraus, dass die sinkenden Kosten fir
die Altanlagen erst mit einer zeitlichen Verzégerung zu einer Er-
I6sabsenkung fuhren. Dieser Zeitverzugseffekt wird, wie im Stu-
diendesign vereinbart, mitbetrachtet. Dennoch reicht dieser positi-
ve Effekt nicht aus, um im Falle eines hohen Investitionsbedarfs
die Renditeliicke zu schlief3en.

Ergebnisse zu den Anpassungen
der ARegV

Im Anschluss an die Hauptuntersuchungen werden sechs mdagli-
che Anpassungen der ARegV untersucht. Diese Anpassungen
lassen sich in eine Gruppe mit strukturellen Anpassungen und eine
Gruppe mit Niveauanpassungen einteilen.

Die betrachteten strukturelle Anpassungen zur Losung des Zeit-
verzugsproblems sind

e A.1: Investitionsfaktor (IF) auf Istkostenbasis (vgl. Oster-
reich)

o A.2: Investitionsfaktor (IF) mit einem monetaren Ausgleich

e A.3: Investitionszuschlag (IF) auf Plankostenbasis (,Nor-
wegenmodell®)

Die untersuchten Niveauanpassungen der Regulierungsinstrumen-
te betreffen

e A.4: Investitionsbonus (,top-up®)
e A.5: Anpassungen der X-Faktoren
e A.6: Anpassungen des Erweiterungsfaktors
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Abbildung 10.4

Abbildung 10.4 zeigt die Ergebnisse zur Anpassung der ARegV fur
die Problemgruppe ,Gesamt-hoch”, wobei wiederum die realisierte
Rendite fir die jeweilige Anpassungmit der regulierten Zielrendite
verglichen wird. Eine systematische Lésung des Zeitverzugsprob-
lems wirde insbesondere im Rahmen des ,Norwegenmodells*
erfolgen, in dem die Investitionen jahrlich auf Plankostenbasis be-
ricksichtigt werden. Alternativ kann eine Niveauanpassung der
Regulierungsinstrumente der ARegV erfolgen. Dies kann eine
Renditeanhebung fiir Neuinvestitionen (Investitionsbonus), eine
Senkung der X-Faktoren oder eine Erhéhung des Erweiterungsfak-
tors beinhalten. Es zeigt sich, dass die untersuchten Niveauan-
passungen das Problem zwar mildern jedoch in der betrachteten
GroRRenordnung nicht vollstandig I6sen.

@ Reg. WACC
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9 o 59 < N N
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Anpassungen der ARegV fir die Gruppe ,Gesamt-hoch*

Eine Niveauanpassung der ARegV bewirkt zwar unmittelbar eine
Erh6hung der realisierten Rendite, ist jedoch undifferenziert, da sie
auch fir diejenigen Netzbetreiber mit geringem Investitionsbedarf
wirksam wird, bei denen die Auskdmmlichkeit der Regulierung
bereits gegeben ist.

Der Erweiterungsfaktor (EF) bedarf Aufmerksamkeit. Hier zeigen
sich groRe Schwankungen innerhalb der betrachteten Gruppen
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von Netzbetreibern. In seiner derzeitigen Form bewirkt der EF of-
fenbar grof3e Unterschiede fur strukturdhnliche Netzbetreiber, be-
inhaltet also ein Verteilungsproblem.

Als zentrales Fazit kann festgehalten werden, dass mit Strukturan-
passungen die Problemfalle differenzierter angegangen werden
kénnen, wobei sich insbesondere ein Investitionsfaktor auf Plan-
kostenbasis (,Norwegenmodell*) anbietet.

Ergebnisse der Variantenrech-
nungen

Bei den Variantenrechnungen wird vor allem der Frage nachge-
gangen, inwiefern mit Intelligenz (smartness) konventionelle Netz-
ausbauinvestitionen teilweise vermieden werden kdnnen. Hierbei
wird unterschieden zwischen nutzerseitigen Malnahmen und
netzseitigen MalRnahmen, hierbei insbesondere ,Innovative Netz-
technologien“. Die Wirkungsweise wurde ausfihrlich im techni-
schen Teil A beschrieben. In Teil B wird die Auswirkung unter der
Regulierung untersucht. Generell sind die Ergebnisse erwartungs-
gemal. In fast allen Fallen kénnen Netzinvestitionen vermieden
werden, was in aller Regel impliziert, dass die Wirtschaftlichkeit
sich verbessert.

Die zentrale Schlussfolgerung ist, dass die Auswirkungen auf die
Renditen eher gering sind; intelligente Malinahmen sind zweifels-
frei wichtig, kénnen das regulierungstechnische Zeitverzugsprob-
lem jedoch allenfalls mildern, nicht beheben.

Auch hier zeigt sich, dass die Auskémmlichkeit der Regulierung fur
diejenigen Verteilnetzbetreiber nicht gegeben ist, die viel investie-
ren missen, Dies betrifft insbesondere die Problemgruppe ,Ge-
samt-hoch®. Im Falle eines geringen Investitionsbedarfs (Gruppe
.Gesamt-niedrig”) kann die Zielrendite hingegen erreicht bzw. so-
gar Ubertroffen werden.

Abbildung 10.5 zeigt die Ergebnisse der Variantenrechnungen
stellvertretend fiir die Gruppe ,,Gesamt-hoch”. Diejenigen Varian-
ten, die zu einer Vermeidung von Investitionen beitragen, fuhren
zu einer Renditeverbesserung der Netzbetreiber, wahrend eine
Verscharfung des Investitionsproblems den gegenteiligen Effekt
hat. Auch dies bestatigt das Ergebnis, dass ein hoher Investitions-
bedarf zu einer systematischen Verschlechterung der Rendite der
Netzbetreiber fuhrt.
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Abbildung 10.5 Variantenrechnungen fir die Gruppe ,,Gesamt-hoch*

10.6 Weiterfihrende Uberlegungen zur
Anreizregulierung

Die weiterfiihrenden Uberlegungen zur Anreizregulierung dienen
einer analytischen Betrachtung sekundarer Anreizwirkungen, die in
den Modellrechnungen nur bedingt bertcksichtigt werden konnten.
Aus diesen Untersuchungen lassen sich im Wesentlichen die fol-
genden Aussagen und weiterfiUhrende Fragen ableiten:

e Sollten die Regulierungssysteme sich nach 6sterreichi-
schem oder norwegischem Beispiel entwickeln, so dass
auch weiterhin auf einen expliziten ex-ante Effizienztest
verzichtet wird, dann wird das Benchmarking als ex-post
Effizienztest noch starker an Bedeutung gewinnen. Die ge-
naue Auspragung des zukunftigen Benchmarkings, insbe-
sondere die Definitionen der Netzoutputs, erscheint vor
diesem Hintergrund elementar wichtig.

e Der Investitionsbedarf, das Potenzial fur Investitionsver-
meidung und der Ausbau dezentraler Einspeisung erzeu-
gen auch einen Druck auf die Netzentgeltstruktur. Derzeit
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ist aber noch nicht abschlieRend geklart, wie die Netzent-
geltstruktur sich anpassen soll; die Diskussion hierzu steht
noch am Anfang.

e Es gibt ein nicht unerhebliches Potenzial fir Investitions-
vermeidung, das die Gesamtkosten weniger hoch ausfallen
lasst. Jedoch ist bei Weitem nicht gesichert, dass die Netz-
betreiber im bestehenden institutionellen Rahmen auch
wirklich effiziente Anreize fir Investitionsvermeidung ha-
ben. Auch hier hat die Diskussion erst begonnen.

10.7 Gliederung der Studie

Teil B dieser Studie ist wie folgt aufgebaut: Kapitel 11 stellt den
theoretischen Hintergrund der Anreizregulierung dar. In Kapitel 12
wird die fir die anschlieRende Bewertung der ARegV wichtige
Fallunterscheidung der Verteilnetzbetreiber nach ihrem Investiti-
onsbedarf vorgenommen. Die Modellannahmen werden in Kapitel
13 dargestellt. Eine Beschreibung und Analyse der Ergebnisse
erfolgt in Kapitel 14. Der Ergebnisteil umfasst im Wesentlichen drei
Teile:

¢ die Hauptuntersuchungen zur derzeitigen ARegV (Ab-
schnitt 14.1)

e die mdglicher Anpassungen der ARegV (Abschnitt 14.2)

e die Variantenrechnungen (Abschnitt 14.3).
Kapitel 15 analysiert und charakterisiert punktuell eine Auswahl an
weiterfiilhrenden Uberlegungen zur Anreizregulierung, die in der
Auskémmlichkeitsanalyse in Kapitel 14 nur unzureichend berick-
sichtigt werden konnten. Kapitel 16 stellt die wesentlichen Schluss-
folgerungen dar.
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11 Theoretische
Uberlegungen zur
Anreizregulierung

Leitgedanken

Der Entwicklungsprozess der Regulierungssysteme spiegelt den
zu Grunde liegenden Wandel der Zielsetzungen und Rahmenbe-
dingungen der Regulierung wider. Durch den Ubergang von der
kostenbasierten Regulierung zur Anreizregulierung sollten vorhan-
dene Kostensenkungspotenziale ausgeschopft werden. Der zu-
nehmende Bedarf an kostenerhthenden Investitionen erfordert
einen Trade-off zwischen den Zielen der Kostensenkung und der
Investitionsanreize.

In Vorbereitung auf die nachfolgenden Untersuchungen der An-

reizregulierung werden die wichtigsten Aspekte der momentanen
Entwicklung der Regulierung unter Bericksichtigung kostenerho-

hender Investitionen vorgestellt und auf ihren Einfluss auf Erl6se
und Investitionsanreize hin diskutiert.

11.1 Dogmengeschichtlicher Hinter-
grund

Eine sektorspezifische Regulierung von Monopolbereichen ist kein
neues Konzept. In den USA hat die kostenbasierte Regulierung
vor allem in der Form der sogenannten rate-of-return-Regulierung
eine lange Tradition. Im Grunde wurde mit der Hope-
Gerichtsentscheidung in den USA aus dem Jahre 1944 die rate-of-
return-Regulierung erstmals formalisiert. Investoren zeigten sich
bei den damals aktuellen Regulierungsansatzen fir Gastrans-
portnetze verunsichert, sodass im Ergebnis wenig investiert wurde.
Mit der Hope-Entscheidung wurde im Gesetz, und damit auch fir
die Regulierungsinstanzen bindend verankert, dass die regulierte
Verzinsung ,just and reasonable” zu sein hétte. Diese langfristige
Orientierung an einer angemessene Verzinsung loste unmittelbar
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eine Investitionswelle aus (vgl. [67], S. 20, 22). Die rate-of-return
Regulierung wird bis heute angewendet, obwohl auch die USA in
vielen Fallen zur Anreizregulierung gewechselt ist.

In Europa wurde das Monopolproblem tendenziell mit Staatseigen-
tum begegnet, mit dem Ergebnis, dass eine 6konomische Regulie-
rung weniger Bedeutung hatte. Als Anfang der 80er Jahre unter
Margaret Thatcher viele public utilities in GroRRbritannien privatisiert
wurden, kam unmittelbar die Frage nach einer geeigneten Regulie-
rung der verbleibenden Monopolbereiche auf. Bei der Privatisie-
rung und Liberalisierung der British Telecom im Jahre 1983 wurde
Professor Stephan Littlechild mit einer Analyse geeigneter Regu-
lierungssysteme beauftragt. In seiner Studie kritisierte Littlechild
die kostenbasierte Regulierung (wie in den USA) und schlug statt-
dessen eine preisbasierte Regulierung vor, die als ,RPI-X* bekannt
wurde. Sein wichtigstes Argument war, dass die kostenbasierte
Regulierung keine Anreize zur Kosteneffizienz setzt [65]. In 1990
wurde die ,RPI-X“-Regulierung erstmals fir die Stromnetze in
GrofR3britannien eingesetzt. Die ,RPI-X“-Regulierung wurde welt-
weit zur Erfolgsgeschichte und fand 2009 in Deutschland unter
dem Namen ,Anreizregulierung” fur die Energienetze ihre Anwen-
dung.

Was aber ist genau der Unterschied zwischen kostenbasierter und
preisbasierter Regulierung? Eine Anreizregulierung (auch bekannt
als preisbasierte Regulierung) versteht sich als Entgeltregulierung,
wobei die Erldsentwicklung einer regulierten Firma zeitweise von
der eigenen Kostenentwicklung abgekoppelt ist. Im Gegensatz
dazu folgt bei einer kostenbasierten Regulierung die Erlésentwick-
lung unmittelbar dem unternehmensspezifischen Kostenverlauf.
Abbildung 11.1 illustriert die typische Funktionsweise der Anreiz-
regulierung. Der zukinftige Erlospfad wird am Anfang der Regulie-
rungsperiode ,ex-ante* bis zum Ende der Regulierungsperiode
festgelegt. Wahrend der Regulierungsperiode werden die Regeln
zur Bestimmung des Erlospfades nicht angepasst. In einfachster
Form entwickelt sich der Erlés als die Erlése des Vorjahres korri-
giert um den Faktor ,RPI-X*, wobei RPI fir die allgemeine Inflation
(retail price index) und X fir die erwartete Produktivitatssteigerung
stehen. In einer Formel:

Ri,t < Ri,t—l '(1+ RPIt - XIND - XGEN)
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Hierbei steht R;; fur den Erlos (revenue) fur die Firma i in Periode t.
Der X-Faktor wiederum wird unterschieden in:

o Xgen — den generellen X-Faktor, der die Produktivitatsent-
wicklung der Gesamtbranche widerspiegeln soll.

e Xnp— den individuellen X-Faktor, der die relative Effizienz-
entwicklung von einzelnen Netzbetreibern im Vergleich zu
einander widerspiegelt und mittels Effizienzanalysen
(Benchmarking) ermittelt wird (der ,catch-up“-Faktor).

Erlaubtes Erlosniveau (,Erlésobergrenze”)

Ausgangserlos * (1+VPI-Xgen-Xind)
% Ausgangserlos
L
|_
@]
|_..
8 Beim Netzbetreiber
w Verbleibender Zusatzgewinn

Tatséchliche TOTEX
\ ) >
Y
Regulierungsperiode
Abbildung 11.1 Idealtypische Funktionsweise einer Anreizregulierung.

Die erwartete Produktivitats- und Effizienzsteigerung — X — ist ein
wichtiger Aspekt in dieser Regulierung. Im Hintergrund steht die
Vermutung, dass die liberalisierten und ggf. privatisierten Unter-
nehmen aus den Zeiten vor der Liberalisierung erhebliche Ineffizi-
enzen und damit ein erhebliches Einsparpotenzial in die neue,
liberalisierte Welt mitgenommen héatten. Der ,X-Faktor” stellt daher
einen Verteilungsfaktor dar, der einen Teil des Einsparpotenzials
an Konsumenten weiterreichen soll. Mit den Worten von Littlechild
[65] (S. 458 (kursiv vom Autor)):
,10 summarize, when setting X initially there are many de-
grees of freedom. X is just one of numerous parameters
chosen simultaneously in the light of the political and eco-
nomic tradeoffs involved. There is nothing unique, optimal or
mechanical about the initial choice of X.”
Die Abkoppelung der Erlésentwicklung von den eigenen Kosten ist
das wesentliche Merkmal der Anreizregulierung. Wenn das Unter-
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nehmen hohere Produktivitdtssteigerungen erzielt als vom X-
Faktor gefordert, darf es diesen Zusatzgewinn behalten. Daher
bezieht sich der Begriff ,Anreiz‘ auf Steigerung der Kosteneffizienz.
Im Gegensatz dazu folgen bei kostenbasierter Regulierung die
Erldse dem Kostenverlauf. Wenn daher das regulierte Unterneh-
men Kosten senkt, missen strikt genommen auch die Erlése ge-
senkt werden; im Ergebnis verbleibt kein Gewinn der Ersparnis,
sodass die Anreize fir Kostensenkung gering bleiben.

Die beiden Begriffe ,preisbasierte Regulierung” und ,kostenbasier-
te Regulierung” sind abstrakte Begriffe, welche zwei extreme Wel-
ten in der Regulierung beschreiben. In der Praxis gibt es weder die
Extreme noch besteht eine klare Trennung; die Unterschiede lie-
gen im Detail der Auspragungen. Folgende Aspekte sind dabei
besonders wichtig.

o Der sogenannte ,regulatory lag* (vgl. hierzu insbesondere
[59] und [60]). Der regulatory lag ist die Periode zwischen
zwei Regulierungsanpassungen (regulatory review). In aller
Regel werden bei einer Regulierungsanpassung sowohl
Anpassung der X-Faktoren als auch eine einmalige Anpas-
sung des Erldsniveaus vorgenommen. Dadurch findet eine
Korrektur der Entwicklungen der Vorperiode statt, die die
Erlése wieder in ein angemessenes Verhdltnis zu den zu
Grunde liegenden Kosten bringt. Je langer die Regulie-
rungsperiode andauert, desto langer dirfen die Gewinne
aus den Kosteneinsparungen behalten werden, bevor eine
Korrektur stattfindet; entsprechend stark ist damit die An-
reizwirkung. Bei einer kurzen Regulierungsperiode ist die
Anreizwirkung eher schwach.

e Entscheidend fur die Dauer der Regulierungsperiode ist
nicht so sehr, wann die Regulierungsanpassung unter-
nommen wird, sondern wie diese Anpassung umgesetzt
wird. Der neue Erléspfad kann im Prinzip auch weitgehend
unabhangig von den zugrundeliegenden eigenen Kosten
angepasst werden. Im Extremfall einer kompletten Abkop-
pelung spricht man von einem ,Yardstick” (,Als-ob Wettbe-
werb*) [82]. Die Anreizwirkung ist in diesem Falle sehr
grof3. Im anderen Extrem findet ex-post eine vollstandige
Preis- oder Erlésanpassung an den Kostenverlauf statt;
Kostensenkungen mussten nachtréaglich an die Konsumen-
ten weitergereicht werden, was samtliche Anreize fur Kos-
tensenkungen eliminiert.
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e Es kann unterschieden werden zwischen OPEX und
CAPEX. Es ist durchaus moglich, CAPEX kostenbasiert
(mit kurzer Regulierungsperiode) zu regulieren, wahrend
OPEX anreizbasiert (mit langer Regulierungsperiode) regu-
liert wird. Die Idee dabei ist, dass eine Effizienzsteigerung
im OPEX-Bereich unter der Kontrolle des Managements
liegt, aber die Effizienz bestehender Anlagen naturgemafn
nicht mehr wesentlich verbessert werden kann.

Die Regulierungsperioden betragen meistens vier oder funf Jahre,
und die Anpassungen sind meist Mischformen aus kostenbezoge-
ner Erlésanpassung und einer Anpassung der X-Faktoren mittels
Benchmarkings.

Kosteneffizienz versus Investitionen: ein Paradigmenwechsel

Wie bereits erwahnt, zielt die Anreizregulierung auf eine Aus-
schopfung des Kostensenkungspotenzials ab, das insbesondere
kurz nach der Liberalisierung als betréachtlich eingestuft wurde. Die
anstehende Investitionswelle andert die Situation, da die bevorste-
henden Investitionen zu steigenden Kosten fihren. Es entsteht der
Anreiz, Kostensteigungen mdglichst spat durchzufiihren und még-
lichst gering zu halten. Mit anderen Worten, es besteht der Anreiz,
notwendige Investition nicht oder zu spat zu tatigen. Die Richtung
der Kostenentwicklung ist entscheidend fiir die Anreizwirkung, da
bei fallenden Kosten die Gewinne behalten werden kénnen, wah-
rend die Verluste aus steigenden Kosten selbst getragen werden
mussen.

In unterschiedlichem Ausmal} stehen viele Lander vor einer Inves-
titionswelle. Lander mit ausgepragten Varianten einer Anreizregu-
lierung haben mittlerweile Anpassungen der Regulierung vorge-
nommen, um dem Investitionsbedarf Rechnung zu tragen (vgl.
auch [15]). Vor dem Hintergrund kostenerh6hender Investitionen
zeichnet sich derzeit ein Wandel im System der Anreizregulierung
ab. In einer regulierten Welt, in welcher der Investitionsbedarf do-
miniert, gibt es einen entscheidenden Unterschied dahingehend,
wann die Investitionsvorhaben bzw. Investitionsausgaben regula-
torisch gepruft werden. Dies kann ex-ante oder ex-post erfolgen.
Eine ex-ante-Prifung bedeutet, dass der Regulierer die Investition
pruft, bevor sie getatigt wird und bevor die Ausgaben anfallen.
Investitionsbudgets fallen in diese Kategorie. Die ex-post-Prifung
bedeutet, dass die Notwendigkeit und Effizienz einer Investition
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gepruft wird, nachdem die Investition getatigt wurde. Hierzu zahlt
eine auf Benchmarking basierende Regulierung.

Es ist eine Tendenz in Richtung ex-ante genehmigter Investitions-
budgets erkennbar, die ggf. mit weiteren Anreizelementen fur In-
vestitionen kombiniert werden. Der Bezug zur kostenbasierten
Regulierung ist hierbei relativ grof3, weil die eigenen Kosten der
Investition bestimmend fur die erlaubten Erlése sind. Der Regulie-
rungsansatz in GrofRbritannien namens ,RIIO" ist ein sehr explizi-
tes und aktuelles Beispiel fur einen solchen Ansatz. Abschnitt 15.1
beschreibt dieses System detaillierter. Mit ex-ante Investitionsbud-
gets auf Plankostenbasis wird das Zeitverzugsproblem angegan-
gen, weil Investitionsvorhaben unmittelbar in die Erlésobergrenze
einflieBen und erldswirksam werden. Gleichwohl beinhalten ex-
ante Investitionsbudgets eine Anreizwirkung auf die Kosteffizienz,
insoweit die Differenz zwischen Plan- und Istkosten nachtréaglich
abgeglichen und zum Teil von den Investoren getragen wird. An-
derweitige Anreizelemente sind ebenfalls denkbar. Das Kernprob-
lem von ex-ante Investitionsbudgets ist, dass sie unternehmens-
spezifisch geprift werden missen. Da hiermit wiederum eine di-
rekte Verbindung zwischen Erldsen und eigenen Kosten herge-
stellt wird, ist der entsprechende Anreiz zur Ineffizienz gegeben,
der mit dem aus der kostenbasierten Regulierung bekannten In-
formationsproblem einhergeht.

Die deutsche ARegV basiert auf der Anwendung eines ex-post
Benchmarking; ex-ante Investitionsbudgets sind fir Verteilnetze
eher die Ausnahme. Dies ist vor allem mit der hohen Anzahl an
Verteilnetzbetreibern in Deutschland begriindet. Der 823 ARegV
zur Beantragung von Investitionsbudgets wurde bisher nur fir
Ubertragungsnetzbetreiber eingesetzt, jedoch nicht oder nur in
Ansatzen fur die Verteilnetzbetreiber. Die Anwendung eines
Benchmarkings der Gesamtkosten (TOTEX) ist vom Gesetzgeber
vorgegeben und es gibt bislang keine Hinweise darauf, dass dies
geéndert werden soll.

Fur die Vorschlage zur Erweiterung der Anreizregulierung nehmen
wir in dieser Studie an, dass ein ex-post Benchmarking auch fir
die nahe Zukunft das tragende Prinzip der Anreizregulierung der
VNB in Deutschland sein wird. Infolgedessen liegt in dieser Studie
der Fokus auf Varianten mit einem ex-post Benchmarking wahrend
Varianten mit systematischen ex-ante Investitionsbudgets eher in
den Hintergrund treten.
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11.2 Beschreibung der ARegV

Die Grundlage der Anreizregulierung fir die Energienetze in
Deutschland ist im Energiewirtschaftsgesetz (EnWG 2005) festge-
legt und mit der Anreizregulierungsverordnung (ARegV 2007) aus-
gearbeitet und umgesetzt worden. Flankierend finden sich manche
Aspekte in der Netzentgeltverordnung (StromNEV) und in den Leit-
faden der BNetzA. Die momentane Anreizregulierung wird im De-
tail in der ARegV 2007 beschrieben. In diesem Kapitel fassen wir
die fur diese Studie wichtigsten Aspekte zusammen. Die folgenden
Ausfuhrungen beziehen sich auf die Stromverteilnetze, wenngleich
die Regelungen fiir Gasverteilnetze ahnlich sind.

Auch wenn die ARegV laufend lberarbeitet wird und weitere An-
derungen in Vorbereitung sind, ist der momentane Stand der
ARegV fiur die ersten beiden Regulierungsperioden rechtsgultig.
Die Dauer einer Regulierungsperiode betragt 5 Jahre. Die erste
Periode lauft von 01/2009 bis 12/2013 und die zweite Periode von
01/2014 bis 12/2018. Derzeit finden die Vorbereitungen fir die
zweite Periode statt.

Der zentrale Ansatz ist die Erlosobergrenze nach ARegV, 2007
(Fassung 2011, Anlage 1):

VPI,
EO; = KAgnpr + [KAvnpo + (1 — Vi) - KAp o] - (VP e PFt) - EF,
+Q; + (VK. —VKy) + S,
EO; Erldsobergrenze in Jahr t
KAdnb t Dauerhaft nicht beeinflussb. Kostenanteil im Jahr t
KAunb.0 Vorubergehend nicht beeinflussbarer Kostenanteil
im Basisjahr
V; Verteilungsfaktor fir den Abbau der Ineffizienzen
KAp o Beeinflussbarer Kostenanteil im Basisjahr
VPI; Verbraucherpreisgesamtindex im Jahr t
VPl Verbraucherpreisgesamtindex im Basisjahr.
PF, Genereller sektoraler Produktivitatsfaktor (Xgen)
EF, Erweiterungsfaktor im Jahr t
Q. Qualitatselement im Jahr t
VK; Volatiler Kostenanteil im Jahr t
VKo Volatiler Kostenanteil im Basisjahr.

S Saldo des Regulierungskontos im Jahr t.
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Einige Elemente aus der Regulierungsformel in der ARegV werden
hier zur Vereinfachung vernachlassigt, weil sie fur diese Studie
nicht relevant sind bzw. keine Auswirkung zeigen wirden.

Das Kernstlick der Regulierung bildet einerseits die Zuordnung der
Kosten und anderseits der Korrekturfaktor X.

Die Kosten kénnen den Kostenanteilen KAgpt, KAy und KA, o
zugeordnet werden, deren Summe die rechnerischen Gesamtkos-
ten im Basisjahr darstellen. Die Gesamtkosten sind definiert als
Summe von Kapitalkosten und Betriebskosten.

Gesamtkosten = Kapitalkosten + Betriebskosten

Die Kapitalkosten werden — vereinfacht dargestellt — berechnet als:

Kapitalkosten = WACC - RAB + AfA

WACC ~weighted average cost of capital” = die Verzinsung
des eingesetzten Kapitals

RAB .regulatory asset base“= die regulierte Kapitalbasis

AfA kalkulatorische Abschreibungen

Die WACC sind ein aus Fremdkapital und Eigenkapital zusam-
mengesetzter Durchschnittswert, dessen Herleitung in Kapitel 13
dargestellt wird.

In aller Regel ist vorgeschrieben, dass die Sachanlagen linear ab-
geschrieben werden. Ein wichtiges Element der Kapitalkosten ist
die Verzinsung. Im Laufe der Zeit verringern die Abschreibungen
den Kapitalwert der Anlagen; somit fallt die RAB (und damit auch
WACC-RAB), so dass sich im Laufe der Zeit auch die Kapitalkos-
ten verringern. Eine Investition hingegen erhéht den Wert des An-
lagevermogens (RAB), so dass sich WACC-RAB und AfA c.p. er-
hohen. Dartber hinaus erhéht eine Investition neben den Kapital-
kosten in aller Regel auch die Betriebskosten (OPEX).

Die Kosten werden in der Anreizregulierungsformel in drei Teile
aufgeteilt. Der Sinn dieser Aufteilung ist zu unterscheiden, welche
Teile von der Effizienzvorgabe betroffen sind und welche nicht,
wobei das Entscheidungskriterium darin besteht, inwiefern die
Kosten im Kontrollbereich des Unternehmens liegen (d.h. beein-
flussbar sind).
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e Dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten (dnb) sind vollstéan-
dig vom Korrekturfaktor (RPI-X) ausgenommen. Diese Kos-
ten werden jedes Jahr als durchlaufende Posten behandelt.
Die ARegV listet in 811 im Detail auf, welche Kostenposten
betroffen sind. Zu erwédhnen ist insbesondere, dass die be-
reits genehmigten Investitionsbudgets (,Investitionsmalf3-
nahmen®) nach 823 ARegV als dnb-Kosten eingestuft wer-
den und deshalb nicht mehr vom X-Faktor betroffen sind.
Zu beachten ist aber auch, dass die mit den Investitions-
budgets einhergehenden Kosten sehr wohl Teil des nachs-
ten Benchmarkings sind.

e Beeinflussbare Kosten (b) sind jene Kosten, die als ineffi-
zient eingestuft werden. Diese unterstehen dem Kontrollbe-
reich des Unternehmens und sind auf Grund ihrer Kosten-
senkungspotenziale das eigentliche Ziel der Anreizregulie-
rung. Der umstrittene Teil hierbei sind die Kapitalkosten
aus Bestandsanlagen. Die bereits getatigten Investitionen
kénnen offensichtlich nicht mehr riickgangig gemacht wer-
den, so dass es problematisch ist, hier eine Effizienzver-
besserung zu erwarten.

e Vorubergehend nicht beeinflussbare Kosten (vnb) sind
rechnerisch jene Kosten die als effizient eingestuft werden
(und entsprechend ,nicht mehr beeinflusst* werden kon-
nen).

Der Korrekturfaktor ,RPI-Xnp-Xcen” Setzt sich hier zusammen aus
VPI;, V;, und PF. Der individuelle Faktor Xp hat lediglich eine
Wirkung auf die beeinflussbaren Kosten. Der Verteilungsfaktor V,
mit dem der erforderliche Ineffizienzabbau rechnerisch auf die Re-
gulierungsperioden verteilt wird, bezieht sich infolgedessen nur auf
die beeinflussbaren Kosten. Die sektoralen Komponenten (VPI;
und PF;) wirken sich auf beeinflussbaren und vortibergehend nicht
beeinflussbaren Kosten aus, jedoch nicht auf die dauerhaft nicht
beeinflussbaren Kosten. Eine genauere Darstellung der im Modell
verwendeten Faktoren findet sich in der Modellbeschreibung in
Abschnitt 13.4.1.

Die Regulierungsformel wird (unter Bericksichtigung der Vereinfa-
chung, die hier vorgenommen wurde) durch den Erweiterungsfak-
tor (EF) vervollstandigt. Der Erweiterungsfaktor, der in Abschnitten
13.4.3 und 15.2 noch vertiefend erlautert wird, berticksichtigt, dass
eine Mengenerweiterung, sei es auf Seite der Abnahme oder Ein-
speisung, zu erforderlichem Netzausbau und damit erhéhten Kos-
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ten fihren kann. Solche zuséatzlichen Kosten werden von der Er-
I6sobergrenze an sich nicht berticksichtigt, deshalb korrigiert der
EF diesen Aspekt. Zentraler Fokus dieser Studie ist der Effekt des
durch die Energiewende bedingten Netzausbaus, vor allem um die
EEG-Einspeisung zu ermdglichen. Der Bedeutung dieses Aspek-
tes wird auch in der ARegV mit der Berlicksichtigung der Einspei-
sepunkte beim Erweiterungsfaktor seit 2010 vermehrt Rechnung
getragen.

Das Zeitverzugsproblem

Der zeitliche Ablauf der Erlésanpassung ist von grof3er Bedeutung
und bestimmt maR3geblich das kontrovers diskutierte , Zeitverzugs-
problem“. Zu Beginn der Regulierungsperiode (aktuell 01/2009)
mussen alle Angaben hinsichtlich der Parameter gesetzt sein. Die-
se Werte bleiben fir die gesamte Regulierungsperiode gultig (mit
Ausnahme der mechanischen Anderungen aus den regulatori-
schen Vorgaben). Dieses Vorgehen bedingt zwei zeitliche Verzo-
gerungseffekte, die teils beabsichtigt und teils unbeabsichtigt sind.

1. Der t-2“-Effekt. Die den Parameterwerten zugrunde lie-
genden Daten im Anfangsjahr (hier: 01/2009) sind vom
Wirtschaftsprufer freigegebene Buchwerte (die ,Istkosten®),
die erst mit zwei Jahren Verzoégerung in der Regulierung
bertcksichtigt werden kénnen. In der Praxis bilden die tat-
séchlichen Kosten von 2006 die Basis fur das Startjahr
2009 und sind demnach bestimmend fur die Folgejahre der
Regulierungsperiode. Dieses Basisjahr wird daher haufig
als ,Fotojahr* bezeichnet. Dies impliziert eine rechnerische
Verzégerung von zwei Jahren.

2. Der t-5"-Effekt. Wéahrend der flinfjahrigen Regulierungspe-
riode werden die Parameterwerte gemafl der Grundidee
der Anreizregulierung nicht mehr angepasst. Alle Kostenef-
fekte, die zwischen den Fotojahren (2006 und 2011) auftre-
ten, werden nicht in der ersten sondern erst in der darauf-
folgenden Periode berlicksichtigt. Bei einer Regulierungs-
periode von funf Jahren betragt die zeitliche Verzdgerung
im Extremfall funf Jahre.



Theoretische Uberlegungen zur Anreizregulierung

Diese beiden Effekte treten gleichzeitig auf. Konkret bedeutet dies,
dass eine Kostenanderung in Januar 2007 erst 2014 erléswirksam
wird. In der Summe kann im Extremfall also eine Verzégerung von
sieben Jahre auftreten.

Der ,t-5"-Effekt ist im Wesentlichen vom Regulierer beabsichtigt.
Frihe Kostensenkungen durfen funf Jahre (im Extremfall sogar
sieben Jahre) als Gewinne behalten werden, bevor die Regulie-
rung angepasst wird. Dies entspricht dem Sinn der Anreizregulie-
rung. Wie oben bereits erlautert, tritt aber ein Problem auf, wenn
die Kosten infolge notwendiger Investitionen steigen: Der Investor
tragt die Kosten im Extremfall sieben Jahre, bevor der Erlosriick-
fluss angepasst wird.

Die beiden zeitlichen Aspekte sind, obwohl eng miteinander ver-
knupft, konzeptionell zu unterscheiden und kdénnen auch separat
angegangen werden. Die Reduzierung des Zeitverzuges, sowohl
des ,t-2“- als auch ,t-5“-Problems" ist ein zentraler Bestandteil der
in Abschnitt 14.2 untersuchten Anpassungen der ARegV.

Wie bereits erwahnt, kann mit der Moglichkeit zur Beantragung
eines Investitionsbudgets (Investitionsmallnahme nach 8§23
ARegV) der ,t-5"-Zeitverzug angegangen werden. Bestimmte In-
vestitionen, wie in 823 definiert, die wahrend der Regulierungspe-
riode getatigt werden, kénnen auf Antrag und nach Genehmigung
der BNetzA bereits wahrend der laufenden Regulierungsperiode in
der Erlésobergrenze berlcksichtigt werden. Dies erfolgt inzwi-
schen auf Plankostenbasis, so dass bei den Investitionsmalinah-
men nach 8§23 ARegV auch das ,t-2“-Problem behoben ist. In der
bisherigen Praxis wird 823 jedoch nicht fir VNB angewendet. Er
wird ausschlieRlich fiir UNB angewendet und hier insbesondere fiir
die EEG-bedingten Erweiterungen der Ubertragungsnetze. Hin-
sichtlich der Anwendung fur VNB hat sich die BNetzA aus zwei
Gruinden sehr zurlickhaltend gezeigt. Zum einen fehlte bis vor kur-
zem die Notwendigkeit, weil EEG-bedingter Netzausbau auf Ver-
teilnetzebene bislang nicht thematisiert wurde. Zum anderen
mussten die Investitionsbudgets geprift werden, was mit 900 VNB
zu einem uniberschaubaren Aufwand fihren wirde. Stattdessen
wurde mittlerweile, wie oben bereits angedeutet, der Erweiterungs-
faktor (EF) fir EEG-bedingten VNB-Netzausbau angepasst, der
eine gleichzeitige Anwendung des 8§23 ausschliel3t. Es sei betont,
dass der EF nicht die Kosten der Erweiterungsinvestitionen de-
cken, sondern das ,t-5“-Zeitverzugsproblem angehen soll, indem
die geschatzten Kosten fir die anfallenden Erweiterungsinvestitio-
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nen frihzeitig in die Erldsobergrenze einflieRen. Der Zuschuss des
EF entfallt wieder mit Beginn der neuen Regulierungsperiode.

Die Sockeleffekte

Der Mechanismus des Zeitverzugs unter der Anreizregulierung
schafft sogenannte ,Sockeleffekte“. Diese kdnnen sowohl positiv
als auch negativ sein. Die Sockeleffekte spielen eine zentrale Rol-
le in der Diskussion um die Anreizregulierung und somit auch in
dieser Studie. Es sei bemerkt, dass weder die ARegV noch die
EOG-Formel ,Sockeleffekte” konkret identifiziert. Bei den Sockelef-
fekten handelt es sich um analytische Konstrukte, die aus der
Ausgestaltung der Anreizregulierung resultieren. Wir unterschei-
den 3 Sockeleffekte, die schematisch in Abbildung 11.2 dargestellt
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Abbildung 11.2 Schematische Darstellung der drei Sockeleffekte
Die Abbildung zeigt horizontal den zeitlichen Ablauf in Regulie-
rungsperioden (hier: RP1 bis RP5). Die Kurven stellen den stilisier-

ten Verlauf der TOTEX dar; die horizontalen Linien sind die fir
jeweilige Periode gultige EOG. Die obere Abbildung zeigt die bei-
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den Sockeleffekte fur Netzinvestitionen (isoliert vom restlichen
Netz betrachtet).

Sockeleffekt 1 ist der Kernpunkt der Debatte. Dieser Effekt ist ne-
gativ. Die von der Investition verursachten hoheren Kosten setzen
sich wahrend der laufenden RP nicht in die EOG um, wodurch
eine Kostenunterdeckung entsteht. Der Zeitverzug verursacht den
negativen Sockeleffekt 1. Erst mit Beginn der n&chsten RP gehen
die hdheren Kosten in die neue EOG ein. Sockeleffekt 2 ist positiv
und stellt die Kehrseite derselben Medaille dar. Sobald die investi-
tionsbedingten, hdheren Kosten in die EOG eingeflossen sind,
wirkt der Zeitverzug positiv: Wahrend der RP (hier ab RP2) fallen
die Kapitalkosten auf Grund der mit den Abschreibungen sinken-
den Zinskosten. In dieser Zeit bleibt aber die EOG konstant, so
dass per Saldo ein Uberschuss entsteht: der positive Sockeleffekt
2. Die abdiskontierte Summe der beiden Sockeleffekte bildet den
gesamten Sockeleffekt einer Investition.

Ein zusatzlicher Aspekt verstarkt den negativen Effekt. Die Investi-
tionen, die zu Beginn der nachsten RP in die regulatorische Kos-
tenbasis aufgenommen werden, haben naturgemaf in der laufen-
den RP schon mehrere Abschreibungsrunden hinter sich. Ein Tell
der Kapitalkosten flie3t somit nicht in die EOG ein.

Sockeleffekt 3 bezieht sich auf die zu Beginn des Betrachtungs-
zeitraums bereits bestehenden Altanlagen, also das restliche Netz.
Im Modell dieser Studie wurde hierfiir das Netz mit Aktivierungs-
stand Ende 2011 genommen. Dieser Effekt entspricht in seiner
Wirkung dem Sockeleffekt 2, ist jedoch konzeptionell zu unter-
scheiden, da er sich auf die restlichen Anlagen und nicht die be-
trachteten Investitionen bezieht.

Auch die Altanlagen haben je nach Alter in dem Betrachtungszeit-
raum (RP1 bis RP3) einen Buchwert und verursachen Kapitalkos-
ten (AfA plus Zinskosten), die mit fortschreitender Zeit sinken. Wie
bei Sockeleffekt 2 entsteht auch flr Altanlagen ein Sockeleffekt als
Uberschuss von Erlgsen liber Kosten. Wir bezeichnen diesen Ef-
fekt als Sockeleffekt 3.

Die Kontroverse in der Diskussion um die Sockeleffekte betrifft die
Frage, welche der Effekte bei der Beurteilung von Investitionen
bertcksichtigt werden sollen und welche nicht. Fir die Wirtschaft-
lichkeitsbetrachtung einer Investition dirfen aus theoretischer
Sicht lediglich Sockeleffekte 1 und 2 beriicksichtigt werden. So-
ckeleffekt 3 hat investitionstheoretisch keinen Einfluss auf die In-
vestitionsentscheidung (vgl. auch die Gutachten [8] und [54] und
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darin zitierte Quellen). Die BNetzA orientiert sich in ihrem Regulie-
rungsziel an der Wirtschaftlichkeit des Gesamtnetzes. Folglich
geht sie der Frage nach, ob die Erlése die Kosten fir das gesamte
Netz decken und nicht, ob die Erlése die Kosten der isolierten In-
vestition decken. Modelltechnisch impliziert dies, dass die ganz-
heitliche Betrachtung der BNetzA neben den Sockeleffekten 1 und
2 auch den Sockeleffekt 3 einschliel3t. Mit anderen Worten, die
Sockeleffekte aus den Altanlagen sollen die Investitionen subven-
tionieren.

Wie bereits erwahnt, wird diese Diskussion seit langerem kontro-
vers gefuhrt. Es ist nicht das Ziel dieser Studie, die Debatte noch-
mal ausfiihrlich aufzugreifen. Stattdessen wurde vereinbart, in der
Basisbetrachtung die Sichtweise der BNetzA anzunehmen und
den Erlosruckfluss des anstehenden Investitionsbedarfs zunachst
fur die ganzheitliche Betrachtung zu analysieren. Somit werden
alle 3 Sockeleffekte betrachtet. Die investitionstheoretische Sicht-
weise, die nur die Sockeleffekte 1 und 2 umfasst, wird in dieser
Studie lediglich als Sensitivitatsanalyse untersucht.

Kernaussagen

Auf Grund des starkeren Fokus auf kostenerhthenden Erweite-
rungsinvestitionen riicken die investitionsrelevanten Aspekte der
Anreizregulierung starker in den Vordergrund. Von besonderer
Bedeutung sind die Zeitverzugsprobleme, die bei einer verzdger-
ten Berticksichtigung der Investitionskosten unter der Anreizregu-
lierung auftreten (so genannte Sockeleffekte). Die Frage, inwieweit
die ARegV derzeit in der Lage ist, diesen Zeitverzug im Interesse
der Investitionsanreize zu beheben, bildet einen Schwerpunkt der
nachfolgenden Untersuchung. Es wurde im Studiendesign verein-
bart, dass die Sockeleffekte aus Altanlagen in die Renditebetrach-

tung einbezogen werden sollen. Die kontroverse Debatte um So-
ckeleffekte aus Altanlagen wird an dieser Stelle nicht weiter ver-
tieft.
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Fallunterscheidung
der VNB nach
Investitionsbhedarf

Leitgedanken

Wenngleich der Fokus der Studie auf den Erweiterungsinvestitio-
nen liegt, missen fur eine gesamtheitliche Betrachtung (inklusive
der Sockeleffekte aus Altanlagen) der Suffizienz der Anreizregulie-
rung auch die Ersatzinvestitionen betrachtet werden. Um den Un-

terschieden zwischen den Netzbetreibern hinsichtlich des Ersatz-
und Erweiterungsbedarfs Rechnung zu tragen, und den Einfluss
dieser Unterschiede auf die Suffizienz der ARegV isoliert beurtei-
len zu kdnnen, ist eine Fallunterscheidung der Netzbetreiber hin-
sichtlich der Art und H6he des Investitionsbedarfs erforderlich.

Wie oben beschrieben ist das primére Ziel der Studie eine Analyse
der Suffizienz des Gesamtnetzes und nicht fir isoliert betrachtete
Investitionen. Die Debatte, welche der beiden Sichtweisen die rich-
tige ist, ist zwar von groer Bedeutung, steht aber hier explizit
nicht im Vordergrund. Die Debatte wird lediglich als Sensitivitats-
analyse zur Basisbetrachtung aufgegriffen.

Im Vordergrund der Studie steht der Bedarf an Erweiterungsinves-
titionen in Folge des neuen Anschlusses dezentraler Erzeuger,
insbesondere PV und Wind. Genau diese prognostizierten Erwei-
terungsinvestitionen sind das Ergebnis von Teil A dieser Studie
und bilden ein zentrales Element in der regulatorischen Analyse.
Eine Analyse mit Gesamtnetzbetrachtung erfordert, dass neben
Erweiterungsinvestitionen die Ersatzinvestitionen fur die Altanla-
gen abgebildet werden, um daraus ein Gesamtbild fur das Netz
ableiten zu kdnnen. Die Summe von Erweiterungs- und Ersatzin-
vestitionen bildet den Gesamtinvestitionsbedarf und sollte somit
die Basis flr die Renditebetrachtung sein. Die Ersatzinvestitionen
sind kein selbsténdiges Ziel dieser Studie, spielen aber dennoch
eine sehr wichtige Rolle in der Gesamtbetrachtung. In Teil A dieser
Studie wurde der Bedarf an Erweiterungsinvestitionen ermittelt,
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nicht jedoch fir Ersatzinvestitionen. Der Ersatzinvestitionsbedarf
wird in Teil B dieser Studie auf Basis realer Daten der bestehen-
den Netze fur die jeweils untersuchten Netzbetreiber im Zeitablauf
simuliert. Die Details zum Vorgehen bei der Simulation finden sich
in Kapitel 13.

Die Ersatzinvestitionen unterliegen gewohnlich einem zyklischen
Verhalten, mit anderen Worten, die Substanzerhaltung erfolgt in
der Praxis wellenférmig. Bei einer kalkulatorischen Abschrei-
bungsdauer 40 Jahren wie z.B. fur die Netzleitungen, steht ein
VNB mit einem Anlagenalter von z.B. 35 Jahren kurz vor einem
hohen Bedarf an Ersatzinvestitionen. Ein VNB mit einem Anlagen-
alter von 10 Jahren, befindet sich dagegen in einer Phase des
Zyklus, in der wenig ersetzt werden muss. Alternativ kann (fiktiv)
unterstellt werden, dass die Substanz (Kapazitat) des Netzes in
zeitlich kleinen Schritten real konstant gehalten wird. In diesem
Szenario wird das abgeschriebene Anlagenvermdogen Jahr fir Jahr
dementsprechend ersetzt (,eingeschwungener Zustand®). Abbil-
dung 12.1 illustriert die langfristige Investitionsentwicklung der
Stromversorgungsbranche in Deutschland.

Investitionen der deutschen Stromversorder 1950 bis 2009 (real
-in Preisen von 2005 auf Basis des Index der Erzeugerpreise gewerblicher Produkte-

11.000

bis 1991: D-West M
ab 1992: D-Gesamt
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2009: Planungsstand Friihjahr 2009 |I:I Investitionen Gesamt = O Fortleitung- und Verteilung -.-Erzeugung|

Abbildung 12.1 Investitionszyklus in Deutschland (Quelle: [30])
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Sowohl bei Erzeugung wie auch bei den Netzen ist das zyklische
Verhalten klar erkennbar. In anderen Landern gilt ein @hnliches
Bild, auch wenn die Einzelheiten unterschiedlich sein kdnnen. Zyk-
lisches Investitionsverhalten beim Substanzerhalt der Netze liegt
auch dieser Studie zu Grunde.

Im Prinzip kann sich ein Netzbetreiber Gberall auf dem Investiti-
onszyklus befinden. Wir unterscheiden aber vor allem zwischen
solchen VNB, die sich auf dem steigenden Teil des Hugels befin-
den (das sind die ,alten" Netze) und jenen, die sich im fallenden
Teil des Hugels befinden (,neue“ Netze). Daneben untersuchen
wir auch Falle im ,eingeschwungenen Zustand“, wo das zyklische
Verhalten per Annahme keine Rolle spielt; solche Falle sind in der
Praxis unrealistisch, ermoglichen aber eine bessere analytische
Trennung der Effekte von Erweiterungs- und Ersatzinvestitionen.
Die Unterscheidung dieser Investitionen stellt fir das zugrundelie-
gende Modell eine rechnerische Herausforderung dar, denn in der
Praxis ist eine trennscharfe Abgrenzung beider Investitionsarten
oft nicht moglich. Ein Grund liegt darin, dass Erweiterungsinvestiti-
onen zumindest teilweise auch als Substanzerhalt ausgewiesen
werden kénnen. Nichtsdestotrotz miussen fir die Analyse der Re-
gulierungseffekte sowohl Ersatz- wie auch Erweiterungsinvestitio-
nen betrachtet werden, wobei ein bestimmter Grad der Uberlap-
pung angenommen wird. Die Berechnungen wurden um diesen
Uberlappungseffekt korrigiert; die Einzelheiten des Vorgehens fiir
die Korrektur sind in Abschnitt 13.2 beschrieben.

Diese Aspekte fuhren zu folgender Fallunterscheidung:

1. Bei Erweiterungsinvestitionen unterscheiden wir zwischen ei-
nem hohen und niedrigen Investitionsbedarf. Diese Einteilung
erfolgt auf Basis der in Teil A der Studie ermittelten Erweite-
rungsinvestitionen.**

2. Bei Ersatzinvestitionen wird zwischen einem ,alten Netz* und
einem ,neuen Netz" mit entsprechend hohem und niedrigem
Ersatzinvestitionsbedarf unterschieden. Dariiber hinaus wird
der eher theoretische Fall eines ,eingeschwungenen Netzes*

1 Um eine Vorstellung von dieser Unterscheidung zu vermitteln: Die mit
.hohem Erweiterungsbedarf‘ charakterisierten VNB haben (real) einen
Erweiterungsanteil von durchschnittlich 20% der Tagesneuwerte, wah-
rend er bei denjenigen VNB mit ,geringem Erweiterungsbedarf* bei etwa
3% der Tagesneuwerte liegt.
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Abbildung 12.2

betrachtet, bei dem ein Uber die Zeit (real) konstanter Bedarf
an Ersatzinvestitionen unterstellt wird. Dies dient in erster Linie
analytischen Zwecken, um die Auswirkungen unterschiedlich
hoher Erweiterungsinvestitionen auf die Auskdmmlichkeit iso-
liert untersuchen zu kénnen. Diese Einteilung erfolgt auf Basis
einer Einordnung in den simulierten, synthetischen Investiti-
onszyklus, der in Teil B der Studie simuliert wird.

Die flur die regulatorische Betrachtung wichtigste Unterscheidung

ist, ob der (zeitnahe) Gesamtinvestitionsbedarf hoch oder gering

ist. Diese elementare Unterscheidung liegt der gesamten Analyse

zu Grunde. Wir konzentrieren uns auf 4 Falle wie in Abbildung

12.2 dargestellt.

Erweiterungsszenarien

,hoher Bedarf* ,hiedriger Bedarf*

Substanzerhaltungsszenarien

»Altes Netz" GH:
.Gesamt-
hoch*
.Neues Netz" GN:
,Gesamt-
niedrig"
,Eingeschwungen* EH: EN:
~Erweiterung- ~Erweiterung-
hoch* niedrig"

Fallunterscheidung und Einteilung der VNB

Die Analysen und Berechnungen in Teil B dieser Studie erfolgen
netzbetreiberscharf. Alle Zahlen basieren auf den Daten realer
Netzbetreiber. Es wurde im Studiendesign vereinbart, dass in der
Ergebnisdarstellung keine Ruckschlisse auf einzelne Netzbetrei-
ber mdglich sein sollen. Die einzelnen Netzbetreiber wurden von
uns in diese 4 Félle eingeteilt und haben in der jeweiligen Gruppe
eine willkirliche Nummer.
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Somit ergeben sich nachfolgende Félle:

o GH (,Gesamt-hoch®): hoher Erweiterungsbedarf und hoher
Ersatzbedarf (altes Netz)

o GN (,Gesamt-niedrig”): Niedriger Erweiterungsbedarf und
niedriger Ersatzbedarf (neues Netz)

e EH (,Erweiterung-hoch®): hoher Erweiterungsbedarf und
eingeschwungener Zustand

e EN (,Erweiterung-niedrig“): wenig Erweiterungsbedarf und
eingeschwungener Zustand

Die den Gruppen zugeordneten Netzbetreiber erhalten jeweils eine
von uns vergebene, willktrlich Nummer, die der Gruppenbezeich-
nung angehangt wird (VNB-Code).

Jede Gruppe umfasst 3 Netzbetreiber; aus einer Gesamtheit von
15 Netzbetreibern wurden 3 Netzbetreiber auf Grund methodischer
Probleme nicht betrachtet.

Im Hintergrund stehen zwei erwdhnenswerte reale Muster:

o Die neueren Netze sind tendenziell im Osten und die alte-
ren Netze im Westen Deutschlands.

e Stadtnetze haben typischerweise einen niedrigen, und
landliche Netze einen hohen Erweiterungsbedarf.

Im Grunde wurden in einem ersten Schritt diejenigen Netzbetrei-
ber, die relativ eindeutig in entweder GH oder GN eingeteilt wer-
den konnten, diesen beider Gruppen zugeordnet. Die verbleiben-
den Netzbetreiber wurden nicht mehr nach Alter eingeteilt, son-
dern als eingeschwungene Netze betrachtet. Diese wurden den
Gruppen EH und EN zugeordnet, wobei das Unterscheidungskrite-
rium die Hohe des Erweiterungsbedarfs ist, was sich mit der Auf-
teilung Land versus Stadt deckt.

Zwei einschrankende Bemerkungen sind erforderlich.

e Die eingeteilten Netzbetreiber sind als illustrierende Mo-
dellnetze zu verstehen, die keinen konkreten Bezug zu ein-
zelnen Netzbetreibern aufweisen. Die Netze basieren zwar
auf realen Daten, sind aber bezuglich ihres Investitionszyk-
lus synthetisiert. Somit spiegeln die betrachteten Netzbe-
treiber zwar eine realen Welt wider, lassen aber keinen di-
rekten Rickschluss auf einzelne Netzbetreiber zu.

e Die 12 Netzbetreiber sind ungewichtet und fir rein analyti-
sche Zwecke in die Gruppen eingeteilt; die Einteilung ist
nicht reprasentativ fur die bundesweite Situation. Da aller-
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dings vor allem der Westen Deutschlands vor einer Welle
an Ersatzinvestitionen steht, und insbesondere Flachen-
netzbetreiber vor einem betrachtlichen Erweiterungsbedarf,
muss davon ausgegangen werden, dass die Gruppe ,Ge-
samt-hoch® fur die Praxis von besonderer Relevanz ist.
Dementsprechend wird in der Analyse ein besonderes Au-
genmerk auf diese Gruppe gelegt.

Kernaussagen

Hinsichtlich der Art und Hohe des anstehenden Investitionsbedarfs
erfolgt eine synthetische Zuordnung der Netzbetreiber in vier
Gruppen, die sich im Bedarf an Ersatz- und Erweiterungsinvestiti-
onen unterscheiden. Einerseits erfolgt eine Unterteilung nach den
Grenzféallen mit hohem und niedrigem Gesamtinvestitionsbedarf
(Ersatz- und Erweiterungsinvestitionen). Diese Einteilung schliel3t
die Unterscheidung zwischen ,alten Netzen“ und ,neuen Netzen*
mit ein, die die Position im Ersatzinvestitionszyklus betreffen. Zum
anderen werden zur isolierten Analyse des Erweiterungsbedarfs

zwei Gruppen von Netzbetreibern mit eingeschwungenen Netzen
(real konstantem Ersatzbedarf) unterschieden, die sich lediglich in

der Hohe des Erweiterungsbedarfs unterscheiden.
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13

Modellbeschreibung
und Annahmen

Leitgedanken

Die zentrale Analyse dieser Studie betrifft die Auskdommlichkeit der
Regulierung fir das Gesamtnetz unter Beriicksichtigung der Inves-
titionen. Das Modell berechnet die interne Kapitalverzinsung (IKV)
der Gesamtnetze und vergleicht diese mit der regulierten Zielrendi-
te.

Die Betrachtung des Gesamtnetzes erfordert neben dem Erweite-
rungsbedarf, der aus Teil A der Studie tbernommen und auf die
einzelnen Jahre verteilt wird, auch die Beriicksichtigung der Er-
satzinvestitionen. Diese werden durch Ruckrechnung der Tages-
neuwerte auf die Ursprungsinvestitionen ermittelt. Der Verlauf des
Ersatzzyklus wird jedoch auf Basis einer Wahrscheinlichkeitsver-
teilung simuliert. Die Einordnung der Netzbetreiber in den Investiti-
onszyklus erfolgt synthetisch entsprechend der Fallunterscheidung
,altes Netz" versus ,neues Netz".

Dieses Kapitel beschreibt die wesentlichen Modellannahmen.

Wesentliches Ziel des regulatorischen Gutachtens ist die Beurtei-
lung der Auskdmmlichkeit der derzeitigen ARegV vor dem Hinter-
grund des EEG-bedingten Erweiterungsbedarfs der Verteilnetze.
Zur Bewertung der Auskommlichkeit verwendet das Modell eine
Free-Cash-Flow-Berechnung zur Ermittlung der Gesamtkapital-
rendite. Da der Fokus der Studie auf dem anstehenden Investiti-
onsbedarf liegt, steht die zukunftsorientierte Betrachtung im Vor-
dergrund. Der Erlosrickfluss in der Vergangenheit ist fir diese
Studie nicht relevant und wird daher nicht beriicksichtigt.*

> Andererseits erfolgt, wie bereits erwéhnt, in der Hauptsache eine Ge-
samtnetzbetrachtung, sodass auch Erlése aus Altanlagen, im Besonde-
ren der Sockeleffekt 3, mitbetrachtet werden.
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13.1

Bezlglich des Betrachtungszeitraums wird folgende Unterschei-
dung getroffen:

e Fur die Analyse der aktuellen ARegV beginnt der Betrach-
tungszeitraum ab 2012, also im Status Quo.

e FUr die investitionsentscheidungsrelevanten Anpassungen
der ARegV wird ein Betrachtungszeitraum zum Beginn der
zweiten Regulierungsperiode 2014 gewabhilt.

Der Investitionszyklus wurde auf Basis realer Daten synthetisiert.
Hierdurch soll insbesondere ein netzbetreiberspezifisches, realisti-
sches Verhaltnis der Ersatzinvestitionen zu Erweiterungsinvestitio-
nen sichergestellt werden, um ein realistisches Abbild der Kosten-
und Erlgssituation in den Modellnetzen zu erhalten.

Die nachfolgende Modellbeschreibung gliedert sich entsprechend
der Hauptbestandteile, die in die Ermittlung der investitionsbasier-
ten Renditen eingehen. Abschnitt 13.1 beschreibt die Simulation
der Ersatzinvestitionen auf Basis der synthetisierten Modellnetze.
Die Hochrechnung der Erweiterungsinvestitionen ist in Abschnitt
13.2 beschrieben. Darauf aufbauend wird in Abschnitt 13.3 die
Berechnung der Netzkosten gemafll ARegV dargestellt. In Ab-
schnitt 13.4 erfolgt die Ermittlung der Erlésobergrenze nach der
derzeitigen ARegV. Mogliche Anpassungen der ARegV werden in
Abschnitt 13.5 behandelt. Die Cash-Flow-Berechnung zur Rendi-
teermittlung wird in Abschnitt 13.6 dargestellt.

Simulation der Ersatzinvestitio-
nen

Der modellierte Investitionsbedarf der VNB hangt zu einem erheb-
lichen Teil von den zukinftig zu erwartenden Ersatzinvestitionen
ab, die vom Tagesneuwert des Anlagevermdgens, der kalkulatori-
schen Nutzungsdauer der Anlagen und dem Alter der Anlagen
(also der Paosition des VNB im Investitionszyklus) bestimmt wer-
den. Auf Basis der erhobenen Daten der VNB und den Annahmen
zum Verlauf des Investitionszyklus werden die betrachteten Netze
zu Modellnetzen synthetisiert, um die Ersatzinvestitionen zu simu-
lieren.

Abbildung 13.1 illustriert das Vorgehen. Die urspriinglichen Investi-
tionen vor dem Betrachtungszeitraum gehen selbst nicht in die
Berechnung mit ein. Stattdessen dient die Berechnung des Ta-
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Abbildung 13.1

gesneuwertes (TNW) der Anlagen zum Zeitpunkt 31.12.2010 als
Basis zur Bestimmung des Gesamtwertes der Ersatzinvestitionen
im aktuellen Investitionszyklus. Dies entspricht der Flache unter
dem simulierten Investitionszyklus im rechten Teil der Abbildung
13.1. Im Basisszenario wird von einem eins-zu-eins-Ersatz der
Investitionen ausgegangen, so dass die Flache der Ursprungsin-
vestitionen (real) der Flache der Ersatzinvestitionen (angepasst
um die Uberlappung von Erweiterungs- und Ersatzinvestitionen
und kostenseitiger Steigerungseffekte) entspricht.

Ursprungsinvestitionen Ersatzinvestitionen
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Modellierung der Ursprungsinvestitionen (Quelle: [49]; Anpassung
und Ubersetzung durch die Autoren)

Zur Ermittlung des TNW wurde von den Projektpartnern die tat-
sachliche Anlagenmenge (unabhangig vom tatsachlichen kalkula-
torischen oder bilanziellen Restbuchwert) abgefragt. Aus den von
der TU Dortmund ermittelten Betriebsmittelkosten und der Anla-
genmenge wird dann der reale TNW (TNW,y1,=0) eines Projekt-
partners berechnet.

Die Breite des Investitionszyklus wird von der kalkulatorischen
Nutzungsdauer der Anlagen bestimmt. Die Sachanlagen der Ver-
teilnetzbetreiber, wie in Anlage 1 der StromNEV vorgegeben, ha-
ben unterschiedliche kalkulatorische Nutzungsdauern. Ein gewich-
teter Durchschnitt der Nutzungsdauer wurde aus den berticksich-
tigten Anlageklassen gemafR der Obergrenze aus der StromNEV
genommen. Die Gewichtung der kalkulatorischen Nutzungsdauern
erfolgt Gber die Vollkostenpreise der Anlagen (bzw. Anlagengrup-
pen). Die ermittelte durchschnittliche kalkulatorische Nutzungs-
dauer betragt nach diesen Berechnungen 41 Jahre. Wir gehen in
den Hauptuntersuchungen davon aus, dass sich die kalk. ND
durch die Erweiterungsinvestitionen nicht verandert.




Modellbeschreibung und Annahmen

Fiar den jahrlichen Investitionsverlauf wird eine (symmetrische
GauRsche) Normalverteilung angenommen.’® Als Resultat der
Verteilungsannahme ergibt sich ein Verhaltnis der Investitionen
zwischen Gipfel und Tal des Investitionszyklus von ca. 3,5. Dies
passt in etwa zu den von uns betrachteten internationalen Erfah-
rungen der Investitionsverlaufe.*’

Zu Beginn des Betrachtungszeitraums befinden sich die VNB be-
reits im Ersatzinvestitionszyklus, wobei die genaue Position im
Zyklus bedingt durch die unterschiedlichen Anlagenalter freilich
unterschiedlich ist. Auf Grund der synthetisierten Investitionsbe-
trachtung ist jedoch keine direkte Zuordnung des von den Projekt-
partnern geschatzten technischen Anlagenalters zum Investitions-
zyklus maglich. Daher erfolgt auch die Fallunterscheidung beziig-
lich der Hohe der zu erwartenden Ersatzinvestitionen rein synthe-
tisch. Es wird unterschieden in Falle mit ,hohem Ersatzbedarf* und
.geringem Ersatzbedarf‘, dem die Netzbetreiber synthetisch zuge-
ordnet werden. Dabei geht es weniger um das Anlagealter als um
die Frage, ob der Netzbetreiber zum Beginn des Betrachtungszeit-
raums vor oder hinter hohen Ersatzinvestitionen steht. Wir nehmen
hierfur die Extremwerte in der Normalverteilung an.'® Abbildung

'® Formell resultiert der Erwartungswert u der Verteilung aus der ange-
nommenen Nutzungsdauer. Die Héhe der Standardabweichung o, wel-
che den Kurvenverlauf (Steigung) einer Normalverteilung definiert, be-
tragt bei der angegebenen kalkulatorischen Nutzungsdauer 11,98. Zu
beachten ist, dass sich eine Normalverteilung asymptotisch zur X-Achse
verhélt und die kumulierten Wahrscheinlichkeiten bei der Standardabwei-
chung nicht 100% ergeben. Dies wird durch eine entsprechende Hoch-
rechnung auf 100% korrigiert.

" Dennoch ist anzumerken, dass sowohl die Form des Zyklus also auch
die Wahl der Standardabweichung in einer Normalverteilung die Ergeb-
nisse beeinflussen kénnen.

'8 Der zeitpunkt mit dem hochsten bzw. dem geringsten Ersatzbedarf
befindet sich jeweils beim Wendepunkt der Dichtefunktion (dort, wo 2.
Ableitung null, ist erste Ableitung im Minimum/Maximum und Tangente
der Funktion f(x) am hoéchsten). Die Wendepunkte der Dichtefunktion
liegen bei x=p+0 und x=p-0. Dies entspricht bei 41 Jahren kalk. Nut-
zungsdauer, einem Erwartungswert p von 21 Jahren und einer Stan-
dardabweichung o von 11,98 fiir VNB mit hohem Ersatzbedarf gerundet
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Abbildung 13.2

13.2

13.2 zeigt illustrativ die zwei mdglichen Positionen im Investitions-
zyklus, denen die VNB zugeordnet werden kénnen.

JAltes Netz* .Neues Netz" JAltes Netz"

2005 2010 2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 2055 2060 2065 2070
Jahr

Ersatzinvestitionen [€]

Einordnung in den synthetischen Investitionszyklus (schematische
Darstellung)

Verteilung der Erweiterungsinves-
titionen

Die Modellberechnungen basieren auf VNB-scharfen Hochrech-
nungen des EEG-bedingten Erweiterungsbedarfs. Ausgangspunkt
ist die Ermittlung des Erweiterungsbedarfs fur Teilbereiche der
Netze durch die TU Dortmund im Rahmen des technischen Gut-
achtens, die dann auf die jeweiligen VNB umgerechnet werden.
Bezlglich der Erweiterungsinvestitionen wird bei den Berechnun-
gen ein ,dynamisches Investitionsverhalten* unterstellt. Das heif3t,
das Investitionsvolumen wird Uber mehrere Perioden verteilt, so
dass eine Mehrperiodenbetrachtung entsteht. Die Berechnungen
der TU Dortmund beziehen sich auf die Zeitschritte 2015, 2020
und 2030, die zugrundeliegenden Investitionsausgaben verteilen
sich aber Uber einen langeren Zeitraum. In diesem Modell werden
die fur diese Zeitschritte summierten Investitionen auf die voran-
gegangenen Perioden verteilt. Unterstellt wird in dieser Studie,
dass die Investitionen fir den Zubau der Erneuerbaren Energien
und des Netzes Uber den Zeitraum gleichmafiig innerhalb der Pe-
rioden verteilt werden (2011-2015; 2016-2020; 2021-2030). Abbil-
dung 13.3 illustriert die zeitliche Verteilung der Investitionen.

dem Jahr 9 im Investitionszyklus (22% d. kalk. ND) und fur VNB mit ge-
ringem Ersatzbedarf dem Jahr 33 (80% d. kalk. ND) im Zyklus.
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Abbildung 13.3

Zeitschritte 2010-2015-2020-2030

Investitionen

31.12.2011 31.12.2015 31.12.2020 31.12.2030

Zeitliche Verteilung der Erweiterungsinvestitionen

Die Unterscheidung zwischen Ersatz- und Erweiterungsinvestitio-
nen stellt ein methodisches Problem dar. Durch einen vorzeitigen
Austausch von Anlagen im Rahmen der EEG-bedingten Erweite-
rung kdénnen auch Erweiterungsinvestitionen getatigt werden, die
eine zuklnftige Ersatzinvestition in Bestandanlagen vorwegneh-
men. Um diese Uberlappung von Erweiterungs- und Ersatzinvesti-
tionen zu beriicksichtigen und eine Uberschatzung des gesamten
Investitionsbedarfs p.a. zu vermeiden, werden pauschal 15% des
hochgerechneten Erweiterungsbedarfs von den anstehenden Er-
satzinvestitionen abgezogen. Dieser Ansatz folgt im Grunde der
Methode bei InvestitionsmaRnahmen gem. 823 ARegV. Im Ge-
gensatz hierzu erfolgt bei unserem Ansatz die Wirkung des pau-
schalen Abzugs nicht unmittelbar im Jahr der getéatigten Erweite-
rungsinvestition sondern zu dem Zeitpunkt, zu dem erwartungs-
gemal die ausgetauschte Anlage ersetzt werden wirde (vgl. Ab-
bildung 13.4). Mit anderen Worten: Man spart in dem ermittelten
Jahr die Ersatzinvestition und tatigt erst spater gemafl der Nut-
zungsdauer den Ersatz der Erweiterung.

Auf die Sensitivitdtsanalyse der 15%-Annahme wird im Abschnitt
14.1.3 des Ergebnisteils noch néaher eingegangen.
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Verteilung der 15% Uberlappung
(vergroRert dargestellt)
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Erweiterung- Abzug der Doppelung

vom Ersatzbedarf

\ J
2011 ! 2052
Kalkulatorische Nutzungsdauer
(41 Jahre)

Abbildung 13.4 Pauschaler Abzug der Doppelung von Erweiterung und Ersatz

13.3 Ermittlung der Netzkosten gemal3
StromNEV

13.3.1 Ermittlung der kalkulatorischen Kapitalkos-
ten (CAPEX)

Aus den simulierten jahrlichen Investitionsausgaben werden die
kalkulatorischen Kapitalkosten (CAPEX) ermittelt, welche in die
Kostenprifung und damit letztlich in die Bestimmung der Erlos-
obergrenze eingehen. Fir die Berechnung wird unterstellt, dass
die Kosten aus der Kostenprifung vollstdndig anerkannt werden.
Die Eingangspramissen erfullen die aktuellen Bestimmungen der
StromNEV und unterliegen den giiltigen Steuersatzen. Insbeson-
dere erfolgt eine Bericksichtigung der Unternehmenssteuerreform
2008.

Es wird davon ausgegangen, dass alle Investitionen zum Jahres-
anfang getatigt und aktiviert werden. Wie bereits oben ausgefihrt
wurde, wird fir die Nutzungsdauer ein gewichteter Durchschnitt
aus den berucksichtigten Anlagen gem. der Obergrenze Anlage 1,
StromNEV ermittelt. Dieser betragt 41 Jahre. Die Anschaffungs-
und Herstellkosten (AHK) werden linear Uber die kalkulatorische
Nutzungsdauer abgeschrieben. Fir alle Erweiterungsszenarien,
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denen Investitionen in konventionelle Technologien zu Grunde
liegen, bleibt die angenommene Nutzungsdauer im Zeitablauf un-
verandert.

Hinsichtlich des betriebsnotwendigen Kapitals wird neben dem
betriebsnotwendigen Eigenkapital nur das verzinsliche Fremdkapi-
tal betrachtet. Das zinslose Abzugskapital (z.B. in Form von Bau-
kostenzuschiissen) nach 8 7 Abs.2 StromNEV bleibt hierbei unbe-
ricksichtigt (vgl. auch [54], S. 27).

Das betriebsnotwendige Eigenkapital (BNEK) berechnet sich aus
dem Restwert der betriebsnotwendigen Sachanlagen (SAV) abzi-
glich des verzinslichen Fremdkapitals (8 7 Abs. 1 StromNEV).
Gemal 87 Abs. 1, Satz 3 StromNEV wird zur Ermittlung des be-
triebsnotwendigen Eigenkapitals jeweils der Mittelwert aus Jahres-
anfangs- und Jahresendbestand angesetzt. Flir das Fremdkapital
wird eine Tilgungsdauer von 25 Jahren unterstellt (vgl. [54], S. 28).
Beziglich der kalkulatorischen Abschreibungen unterscheidet die
StromNEV zwischen Alt- und Neuanlagen.

e Bei Altanlagen (nach 86 Abs. 1 StromNEV sind das Anla-
gen, die vor dem 1. Januar 2006 aktiviert wurden) findet
das Prinzip der Nettosubstanzerhaltung Anwendung. Dem-
nach wird der eigenfinanzierte Anteil auf Basis der TNW
abgeschrieben und der fremdfinanzierte Anteil auf Basis
der AHK. Als Teuerungsrate wird der BNetzA-Index fur
Niederspannungskabel zugrunde gelegt.

e Bei Neuanlagen (aktiviert nach dem 1. Januar 2006) wird
das Prinzip der Realkapitalerhaltung angewendet, so dass
die gesamte Abschreibung auf Basis der AHK erfolgt.

Entsprechend der StromNEV wird eine feste kalkulatorische Kapi-
talstruktur (EK/FK) von 40/60 angesetzt. Ubersteigt der tatsachli-
che Eigenkapitalanteil die 40%, so wird der Uberschissige Teil
zum FK-Zins verzinst.

Tabelle 13.1 gibt einen Uberblick tiber die anzuwendenden Zinss-
atze fur Eigen- und Fremdkapital.
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Tabelle 13.1

Kapitalverzinsung nach der StromNEV

Bis 2008 2009-2013 Ab 2014

Kalk. EK-Zinssatz

(Altanlagen bis 2005) 6,50% 7,56% 7,14%
- real

Kalk. EK-Zinssatz

(Neuanlagen ab 2006) 7,91% 9,29% 9,05%
- nominal

FK-Zinssatz 4,23% 4,23% 3.80%:°

(auch EK>40%)

Der kalkulatorische EK-Zinssatz bestimmt sich nach 87 Abs. 6
StromNEV nach der Gewerbesteuer und vor der Kérperschafts-
steuer. Der FK-Zinssatz gilt vor den Ertragssteuern und soll ge-
mafl 85 Abs. 2 StromNEV dem tatséchlichen FK-Zins entspre-
chen, darf aber einem kapitalmarktiblichen Zinssatz fir vergleich-
bare Kredite nicht Ubersteigen. Der Zinssatz bis 2013 ermittelt sich
aus dem Mittelwert des Monatsdurchschnitts der Umlaufrenditen
inlandischer Schuldverschreibungen von Dezember ‘97 bis De-
zember '07; der Zinssatz ab 2014 aus dem Mittelwert von Dezem-
ber ‘00 bis Dezember '10. Da die Hohe des Zinssatzes als Auswir-
kung auf die Auskdmmlichkeit der ARegV nicht untersucht wird,
wird in dem Modell angenommen, dass der anerkannte FK-Zins
gemal 85 Abs. 2 StromNEYV stets dem tatsachlichen Zinssatz ent-
spricht. Da Investitionen stets zum Jahresanfang getatigt werden,
werden Fremdkapitalzinsen als aufwandsgleiche Kosten ebenfalls
bezogen auf den Restbuchwert des Fremdkapitals zum Jahresan-
fang berechnet.

Von den Steuern wird gemaf3 8§ 8 StromNEV nur die Gewerbe-
steuer als kalkulatorische Kostenposition anerkannt, die Korper-
schaftssteuer und der Solidaritatszuschlag werden nur indirekt
Uber einen EK-Zinssatz vor KSt erfasst. Hier wird dem Ansatz der
BNetzA folgend der ,Vom-Hundert-Ansatz® (GewSty,x = Mess-
zahl*Hebesatz) zugrunde gelegt (vgl. [54], S. 26). Dadurch werden
EK-Zinsen durch die kalkulatorische GewSt. gemindert.?’ Da der

9 Fur den FK-Zinssatz wurde ein 10-Jahres-Mittelwert (Stand 2010) an-
gesetzt. Dieser betragt 3,80%.

%® Beim ,Im Hundert-Ansatz* wirden die EK-Zinsen hingegen nicht ge-
mindert (GewSt,,« = Messzahl * Hebesatz/(1 — Messzahl * Hebesatz)).
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Tabelle 13.2

13.3.2

13.3.3

Betrachtungszeitraum 2012 beginnt, wird keine Selbstabzugsfa-
higkeit der Steuer von sich selbst, wie in § 8 StromNEV angege-
ben, bertcksichtigt. Tabelle 13.2 zeigt die zu Grunde gelegten
Unternehmenssteuersatze.

Unternehmenssteuersatze

Unternehmenssteuern Steuersatz
Korperschaftssteuersatz (inkl. Solidaritatszuschlag) 15,83%
Gewerbesteuer (ohne Selbstabzugsfahigkeit) 14,00%%
Ertragssteuersatz (EBIT) 29,83%

Ermittlung der Betriebskosten (OPEX)

Es wird fur die jahrlichen Investitionsauszahlungen ein durch-
schnittlicher OPEX-Anteil unterstellt und dann jahrlich fortge-
schrieben. Um eine doppelte Beriicksichtigung von OPEX der ab-
geschriebenen und ersetzten Anlagen zu vermeiden, fallen die
OPEX der abgeschriebenen Anlagen nach Ablauf der kalk. Nut-
zungsdauer raus. Ist eine Anlage vollstandig abgeschrieben, fallen
also auch keine OPEX mehr an. Es wird unterstellt, dass die Anla-
ge aus dem Betrieb genommen wird.

Basierend auf der Datenabfrage bei den VNB betragen die OPEX
im Durchschnitt 7% der Tagesneuwerte. Da die dauerhaft nicht-
beeinflussbaren Kosten als Durchlaufkosten fur das Modell nicht
bewertungsrelevant sind, werden sie in der Studie herausgerech-
net. Hierbei handelt es sich fast ausschlie3lich um OPEX, insbe-
sondere um vermiedene Netznutzungsentgelte und Zahlungen an
vorgelagerte Netzebenen. Durch die Nichtberticksichtigung verrin-
gert sich der OPEX-Anteil gemaR unserer Abfrage auf 4% der Ta-
gesneuwerte.

Die Sensitivitat der Annahme vom OPEX/TNW-Verhéltnis von 7%
wurde mit Alternativzahlen gepriift. Diese Analyse ergab, dass die
Annahme nicht sensitiv ist.

Kostenseitige Senkungsvorgaben ab 2009

Auf der Kostenseite wird ab 2009 eine Wirkung der regulatori-
schen Bestimmungen der Anreizregulierung angenommen. Fir die
Hauptuntersuchungen wird grundsatzlich unterstellt, dass die

L Der Hebesatz betragt 400% und die Messzahl 3,5%.
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13.4

13.4.1

Netzbetreiber die von der ARegV vorgegebenen Kostensenkungen
im Rahmen des generellen und individuellen X-Faktors auch errei-
chen. Auch die inflationsbedingte Preissteigerung (VPI) geht kos-
tenseitig mit demselben Wert ein, der auch erldsseitig Anwendung
findet.”? Im Unterschied zur Erldsseite wirkt der VPI kostenseitig
jedoch ohne den zweijahrigen Zeitverzug.

Die Annahme, dass die Netzbetreiber die Senkungsvorgaben wirk-
lich erreichen, ist kritisch. In der Erweiterungsvariante A.5 wird die
Sensitivitdt dieser Annahme durch ein gezieltes Variieren des
Werts des X-Faktors explizit untersucht.

Des Weiteren wird in der Untersuchung, abweichend von der
ARegV, davon ausgegangen, dass die kostenseitigen Senkungs-
vorgaben auf OPEX und Investitionen wirken, nicht jedoch auf die
CAPEX (vgl. [50]).

Daneben musste auch die Produktivitdtsentwicklung der Vergan-
genheit modelliert werden; Details dazu finden sich in Abschnitt
14.1. Die Vorstellung, dass die Senkungsvorgaben zu hoch oder
zu niedrig sein kdnnen, werden als Anpassung des Xgey In Erwei-
terung A.5 in Kapitel 14.2 behandelt.

Berechnung der Erl6sobergren-
zen gemald gegenwartiger ARegV

Derzeitige Erlosformel der ARegV
Die Erlosformel der ARegV lautet:

VPI;
EO; = KAgnpr + [KApmpo + (1 — Vi) - KApy] - (VPIO - PFt) - EF,
EO; Erldsobergrenze in Jahr t
KAdnb t Dauerhaft nicht beeinflussbarer Kostenanteil im
Jahrt
KAunb0 Vorubergehend nicht beeinflussbarer Kostenanteil
im Basisjahr

2 7u den erlésseitigen Pramissen hinsichtlich VPI, Xgeny und Xiyp siehe
den nachfolgenden Abschnitt 13.4




Modellbeschreibung und Annahmen

Vi Verteilungsfaktor fir den Abbau der Ineffizienzen
KA 0 Beeinflussbarer Kostenanteil im Basisjahr

VPI; Verbraucherpreisgesamtindex im Jahr t

VPl Verbraucherpreisgesamtindex im Basisjahr.

PF, Genereller sektoraler Produktivitatsfaktor (Xgen)
EF, Erweiterungsfaktor im Jahr t

Q. Qualitatselement im Jahr t

VK; Volatiler Kostenanteil im Jahr t

VKo Volatiler Kostenanteil im Basisjahr.

S Saldo des Regulierungskontos im Jahr t.

Zur Berechnung der Erlésobergrenze folgen wir den Bestimmun-
gen der derzeit giltigen ARegV. Folgende Komponenten wurden
nicht bertcksichtigt:

e Investitionsmallinahmen gem. 823 ARegV,; diese werden
fur VNB nach bisheriger Praxis nicht angewendet.

e Qualitatsregulierung gem. 88 18 bis 20 ARegV (Q,); die Ef-
fekte sind sehr langfristig, im erwarteten Schnitt sehr gering
und mit groRer Unsicherheit behaftet.

e Volatile Kosten gem. 8 11 Abs. 5 ARegV (VK VKy)

e Regulierungskonto 85 ARegV (S;); es wird angenommen,
dass die Plankosten mit den Istkosten ubereinstimmen.

e Dauerhaft nicht-beeinflussbare Kosten § 11 Abs. 2 ARegV
(KAvnb,O)-

Letzte drei Komponenten sind eher durchlaufende Posten.
Daraus ergibt sich die folgende Erlésformel:

VPl PF) EF
VPI, t t

EO: = [KAvnb,O + 1=V KAb,O] ' (
Fur die Anreizregulierung wird auch fir die Zukunft von einer flnf-
jahrigen Regulierungsperiode gemafl 83 Abs.2 ARegV ausgegan-
gen. Das erste Fotojahr war 2006. Auf diesem Jahr basiert auch
der Netzzustand 2010, d.h. es wird ab 2006 von einem konstanten
Netzgebiet ausgegangen.
Der Beginn des Betrachtungszeitraums beziiglich der aktuellen
ARegV ist 2012. Da es sich um eine zukunftsgerichtete Cash-
Flow-Betrachtung handelt, werden Erweiterungsinvestitionen auch
erst ab 2012 betrachtet. Fur die Untersuchung investitionsférdern-
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13.4.2

der Anpassungen der ARegV beginnt die Betrachtung ab 2014,
also zum Beginn der zweiten Regulierungsperiode.

Wir nehmen fir die Hauptuntersuchungen an, dass auch nach der
2. RP die ARegV in dieser Form weiter angewendet wird. Diese
Annahme ist jedoch unsicher. Systemanderungen kdénnen gravie-
rende Auswirkungen haben. In Abschnitt 14.1 diskutieren wir ein
.alternatives Regulierungsmodell* wobei als Sensitivitdtsanalyse
angenommen wird, dass ab der dritten RP (ab 2019) ein Modell
angewendet wird, in dem das Zeitverzugsproblem nicht mehr auf-
tritt.

Kostenanteile und erlésseitige Senkungsvor-

gaben

Den Berechnungen der Kostenanteile fiir die Ermittlung der Erlos-
obergrenze liegen folgende Annahmen zu Grunde:

e Die dauerhaft nicht beeinflussbaren Kostenanteile (KAgnp)
bleiben, wie bereits oben erwéhnt, im Modell unbericksich-
tigt und sind bereits von den TOTEX abgezogen.

e Die vorubergehend nicht beeinflussbaren Kostenanteile
(KAynp) werden errechnet aus dem Produkt des Effizienz-
wertes (B) und der Differenz zwischen den Gesamtkosten
und den dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten [0 (GK-
Kanp)]. Sie bilden somit die effizienten Kosten nach 811
Abs. 3 ARegV.

e Die beeinflussbaren Kostenanteile (KA,) werden errechnet
aus der Differenz zwischen den aktuellen und den effizien-
ten Kosten [(GK-Kgnp)-0(GK-Kgnp)]. Sie bilden somit die inef-
fizienten Kosten eines VNB ab, die Uber eine bestimmt Zeit
abgebaut werden sollen (vgl. 815 Abs. 3 ARegV).

Fur die erlésseitigen Senkungsvorgaben werden folgende Werte
angenommen:

e Verbraucherpreisindex (VPI): Die Erldsobergrenze entwi-
ckelt sich gemaR der Preissteigerungsrate (VPI). Gemal
88 ARegV erfolgt hier ein Zeitverzug von zwei Jahren (,t-
24).

e Individueller X-Faktor (X\p): Gemal 816 Abs. 1 ARegV
werden die individuellen Ineffizienzen in der ersten Regu-
lierungsperiode (ber zwei Regulierungsperioden (linear)
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abgebaut. Nachfolgend erfolgt nur noch ein Abbau in der
zweiten Regulierungsperiode.

o0 1. und 2. Regulierungsperiode: 8 = 92,2%. Der Abbau
der Ineffizienz erfolgt in der 1. RP verteilt Gber 10 Jahre
und in der 2. RP Uber 5 Jahre. Hieraus folgt einer Xj\p =
0,78% p.a. als ermittelter Bundesdurchschnitt im
Benchmarking fur die 1. RP und Xj,4 = 1,56% p.a. fir
die 2. RP.

o Ab der 3. Regulierungsperiode: 6 = 100%, und damit
Xino = 0% p.a.

Genereller X-Faktor p.a. (Xgeny): zusatzliche Produktivitats-

verbesserung der Branche.

o0 1. Regulierungsperiode: 1,25% p.a., gem. 89 Abs. 2
ARegV

0 2. Regulierungsperiode: 1,50% p.a., gem. 89 Abs. 2
ARegV

Annahme ab der 3. Regulierungsperiode: 1,50% p.a. (analog zum
VPI). Mit der Analyse der Erweiterungsvariante A.5 (vgl. Abschnitt
14.2) wird allerdings mit Alternativwerten fir den generellen X-
Faktor die Wirkung der Senkungsvorgaben und damit dieser An-
nahmen untersucht.

Pauschalierter Investitionszuschlag (nur in der ersten Peri-
ode): 1% der kalk. CAPEX (ohne kalk. GewSt.) im Basis-
jahr. Gem. § 25 ARegV i.V.m 814 ARegV werden die Kapi-
talkosten auf Basis der Vergleichbarkeitsrechnung berech-
net:

Zinssatz:

i =04-(igx —VPD +0,6-0,75 (izx — VPI)

Annuitat;
a+)n"

Annuitat= TNW2006'|' m ,

wobei n die kalkulatorische Nutzungsdauer bezeichnet.
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13.4.3 Der Erweiterungsfaktor

Die Ermittlung des Erweiterungsfaktors erfolgt gemanr Anlage 2 zu
§ 10 ARegV nach den folgenden Formeln:

Formel fur die Spannungsebene:

o1 Fri—Fo,
EF; pponei = 1 + =+ max | -2 ¢
! 2 FO,i

1 (AP.; + z; - EP.;) — (APy; + z; - EP, )
+—=-max - - - —:0
2 (APO,i + Zi- EPO,i)
mit
1,wenni=HS
1 M3
ywenn LEntnahme -
t,i
z; = VEP:i —EPy; Iy
max ;1 , WENn ——etmmee > 0,3
\/APt_i + EP;; — \/APO_i + EPy; Lt‘i

mit APy ; = APy ;,wenn AP, ; < APy ;
mit EP,; = EPy;,wenn EP, ; < EPy;

Formel fur die Umspannebene:

_ Lei— Loy
EF; ppenei = 1 + max |———; 0
Lo
mit
[ Entnahme It <13
t ywenn | Entnahme = =
Lt — t,i ;
Entn./Einsp. t
Lt ,wenn W > 1,3
ti
EF Erweiterungsfaktor
z Aquivalenzfaktor
Flache
AP Anschlusspunkt
EP Einspeisepunkt
L Last
I Installierte dezentrale Erzeugung
[ Ebene i

t Periode t
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Im Rahmen des Modells erfolgt die Hochrechnung der Erweite-
rungsfaktoren auf Basis der nachfolgend beschriebenen Schritte.
Im ersten Schritt erfolgt die Abfrage der Ist-Parameter zum Erwei-
terungsfaktor fur die Zeitpunkte 31.12.2006, 30.06.2009,
30.06.2010 und 30.06.2011 von den Projektpartnern. Alle Daten
sind von den Projektpartnern zum Netzzustand 31.12.2010 be-
rechnet worden, um eine Unschéarfe durch Gebietszu- und abgéan-
ge wahrend der laufenden Regulierungsperiode zu vermeiden. Es
erfolgt eine Aggregation der einzelnen Netz- und Umspannebenen
zu einem Erweiterungsfaktor mit den individualisierten Kostenver-
teilungen.”® Diese Kostenverteilungen bleiben iiber den Betrach-
tungszeitraum (2010-2030) per Annahme konstant.

Im zweiten Schritt rechnet die TU Dortmund die EF-Parameter
(Einspeisepunkte und dezentrale Einspeiseleistung) pro Span-
nungsebene und fir die Umspannebene auf Basis der Zubausze-
narien in der Zukunft hoch. Dabei bleiben in den Hauptuntersu-
chungen sowohl die versorgte Flache als auch die Jahreshéchst-
last konstant. Zuséatzlich nehmen wir an, dass die Anzahl der An-
schlusspunkte in allen Spannungsebenen konstant bleibt und nur
die Anzahl der Einspeisepunkte zunimmt. Fir die NS-Eben wird
angenommen, dass neue Einspeisepunkte bereits bestehende
Anschlusspunkte darstellen, wie es beispielsweise bei der Installa-
tion von PVA auf Hausdachern der Fall ist. Diese Annahme ist
jedoch insbesondere fur VNB mit hohem Ausbaubedarf unkritisch,
da mit Uberschreitung eines Schwellenwertes die Frage der Uber-
schneidungen zwischen Anschluss- und Einspeisepunkte fur die
Berechnung des Erweiterungsfaktors nicht mehr relevant ist.

Fur die Umspannebene kann die Jahreshochstlast als Saldo aus
Entnahmen und Einspeisungen nicht prognostiziert werden. Es
muss daher die Annahme getroffen werden, dass der Schwellen-
wert in der Umspannebene nicht Gberschritten wird, und sich da-
her die Jahreshochstlast ausschlie3lich Uber die Entnahme defi-
niert. Es ist jedoch anzumerken, dass Rickspeisungen inzwischen
ein haufig zu beobachtendes Phdnomen darstellen.

Im letzten Schritt werden die prognostizierten Parameter des EF
fur die Investitionshaorizonte 2015, 2020 und 2030 (analog zu der
Vorgehensweise bei den Erweiterungsinvestitionen) linear tber die
Jahre verteilt. Bei unseren Berechnungen beriicksichtigen wir ei-

% Da nicht jeder VNB alle Ebenen abdeckt, wére eine durchschnittliche
Kostenverteilung nicht sachgerecht.
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nen Zeitverzug von 0,5 Jahren, mit dem der EF in die Erldsober-
grenze eingeht. Wir berechnen auf Basis der Prognosen der TU
Dortmund den EF erstmals fir die Erldsobergrenze in 2013, indem
wir zu den Ist-Daten aus der Erhebung (vom Stand 30.6.2011) die
neuen prognostizierten Einspeisepunkte fiir 2012 hinzuaddieren.
Zu beachten ist, dass fir die Betrachtung ab 2012 eine Bereini-
gung des Erweiterungsfaktors erfolgt. Verédnderungen in den
Strukturparametern wahrend der Jahre 2009, 2010 und 2011 wir-
ken sich kumulativ auf die gesamte Regulierungsperiode aus (s.
Abbildung 13.5).

Mit anderen Worten verdient der VNB an einer hohen positiven
Strukturveranderung in 2009 p.a. fur die gesamte Regulierungspe-
riode (da die CAPEX dieser Anlage erst in der neuen RP in die
Kostenbasis eingehen). Diese Strukturverdnderungen miuissen
herausgerechnet werden, da nur Wirkungen bzgl. der Investitionen
im Betrachtungszeitraum bericksichtigt werden kdnnen (s. Abbil-
dung 13.6). Es wird daher nur der Anteil der Parameterverande-
rungen ab 2012 bericksichtigt:

t .

- AEF (i)

EF brivse,yoomenpar(®) = EF_ETI0Seg05(t) gi=201z L/
rlose henbar(t) ges 522010 AEF(l)

mitt= 2012

| bewertungsrelevanter Zeitraum

1. Reg.l’. 2. Reg.P. 3. Reg.P.
I06|07|08 09|10|11|12|13|14|15 16 17|18|19|20 21 22 23
0

| | | | |
WO w0 o mos | w06 wu

v

1
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|

1
| 1
v I

1 . E—

Erlos- -~ e
wirkung i
EF 1

_—
“ /
~

bei ,Jahresscheibenmethode*
wurden diese Erlése den
Investitionen ab 2012
zugeordnet werden

Abbildung 13.5 Wirkung der Veranderung der Strukturparameter
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diese Erlose liegen innerhalb des bewertungsrelevanten
Zeitraums, durfen aber nicht beruicksichtigt werden, da sie die
nicht gedeckten Kapitalkosten der Investitionen von 07-11

Abbildung 13.6

13.5

Bereinigung des Erweiterungsfaktors

Berechnung der Erlédsobergren-
zen mit Anpassungen der ARegV

International finden sich verschiedene Lésungsanséatze, um Zeit-
verzugsprobleme und Investitionshemmnisse zu beheben. Die
Modellierungen der Anpassungen der ARegV orientieren sich zum
einen am 0sterreichischen Regulierungssystem auf Istkostenbasis
(A.1 und A.2) und zum anderen dem norwegischen Regulierungs-
system auf Plankostenbasis (A.3). Die beiden Systeme und deren
Umsetzung im regulatorischen Modell werden in den folgenden
Unterabschnitten dargestellt.
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13.5.1 Investitionsfaktor auf Istkostenbasis
(Beispiel Osterreich)

Das Osterreichische Regulierungssystem unterscheidet sich unter
anderem in zwei wesentlichen Punkten von der deutschen ARegV

(val. [47]):

o Durch den Investitionsfaktor (A.1) erfolgt ein (ex-ante un-
geprufter) jahrlicher Abgleich der tatsachlichen Kapitalkos-
ten (,t-2“) mit den kalk. Kapitalkosten aus dem Basisjahr,
so dass die tatsachliche CAPEX-Entwicklung bertcksichtigt

wird.

e Der Investitionsfaktor (A.2) gewéhrt einen Zuschlag von
1,05% auf die Zugénge des Sachanlagevermoégens (SAV).

Die angepasste Erlosformel lautet:

BO; = [KAymso + (1= Vo) - K] -

+IF - [CAPEX;_, — CAPEX 1y ab 2006 * (1 + VPI = Xina — Xgen)
- CAPEXO,Inv bis 2005 ° (1 + VPI — Xgen)]

EO,
KAvnb,O

Vi

KAbo
VP,

VPI,
PF,

IF
CAPEXGo,inv ab 2006

CAPEXo,inv bis 2005
Xind

Xgen
SAV_Zugénge.,

+SAVzuginge,_, * 1,05%

Erlésobergrenze in Jahr t

Voruibergehend nicht beeinflussbarer Kos-
tenanteil im Basisjahr

Verteilungsfaktor fir den Abbau der Ineffizi-
enzen

Beeinflussbarer Kostenanteil im Basisjahr
Verbraucherpreisgesamtindex im Jahr t
Verbraucherpreisgesamtindex im Basisjahr.
Genereller sektoraler Produktivitatsfaktor
(Xcen)

Investitionsfaktor

CAPEX der Investitionen ab 2006 im Basis-
jahr

CAPEX der Investitionen bis 2005 im Basis-
jahr

Individueller X-Faktor

Genereller X-Faktor

Zugange im Sachanlagevermégen in den
vergangenen zwei Jahren
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Abbildung 13.7

Der zweite Teil bezeichnet die Erlése aus dem Investitionsfaktor
(IF). Der letzte Term ist der monetéare Ausgleich (aus Erweiterung
A.2). Dieser berechnet sich aus der Multiplikation der Zugénge
zum Sachanlagevermégen in den vergangen zwei Jahren mit
1,05%.

Nicht berilicksichtigt werden die Erlose fir den Erweiterungsfaktor
und den pauschalisierten Investitionszuschlag (P1Z) aus der deut-
schen ARegV. Ebenso erfolgt keine zusatzliche Berlicksichtigung
der OPEX (keine Anwendung des Betriebskostenfaktors aus dem
Osterreichischen Regulierungsrahmen).

Der Investitionsfaktor (A.1) bericksichtigt die tatsachliche Entwick-
lung der CAPEX, wenngleich mit einem Zeitverzug von t-2. Zusatz-
lich wird zwischen Investitionen vor (CAPEXg inv bis 2005) Und nach
(CAPEXo, nv ab 2006) Einfiihrung der ARegV unterschieden.

Der Investitionsfaktor ist im Fall sinkender Investitionen gedeckelt
(s. Abbildung 13.7). Berechnet wird der Investitionsfaktor (als pro-
zentuale Veranderung der CAPEX zum Basisjahr) wie folgt:

_ CAPEXt_z - CAPEXBasisjahr
CAPEXBasisjahr

Berlicksichtigter Investitionsfaktor
in % CAPEX reg.

oo ]|

(1o 1|

-3,90% —1,95% ‘ ‘ Investitionen

1’9‘5% 3’9‘0% in % CAPEX reg.

--------

Deckelung des Investitionsfaktors (Quelle: [47])
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13.5.2

Die Deckelung wird folgendermaf3en bericksichtigt:

e Liegt der Investitionsfaktor zwischen 0% bis -1,95% wird
0% berlcksichtigt. Dies soll verhindern, dass unnétige In-
vestitionen getatigt werden, um den Faktor positiv zu hal-
ten. Der CAPEX-Riickgang ist somit also nicht erléswirk-
sam.

e |Ist der Investitionsfaktor kleiner als -1,95%, wird nur eine
Minderung um 1,95%-Punkte beriicksichtigt. Dartber hin-
aus wird der CAPEX-Rickgang nicht erloswirksam.

Die Berticksichtigung des Investitionsfaktors erfolgt durch Multipli-
kation des Faktors mit den CAPEX im Basisjahr.
In Osterreich findet zum Ausgleich des verbleibenden ,t-2
Problems ein monetarer Ausgleich in Hohe von 1.05% als zuséatz-
licher Investitionsanreiz Anwendung. In dieser Studie entspricht
diese Kombination der Erweiterungsvariante A.2.

Investitionszuschlag auf Plankostenbasis
(, Norwegenmodell*)

Das norwegische Regulierungssystem folgt (zumindest bei den
Kapitalkosten) dem Plankostenansatz. Hier erfolgt eine sofortige
Anerkennung der kalkulatorischen CAPEX in der EOG.

Es erfolgt eine jahrliche Aktualisierung der EOG gemal der Kos-
tenbasis (,t-2“). Dieser Zeitverzug wird jedoch durch einen Investi-
tionszuschlag ausgeglichen, der die Veranderung der CAPEX
(ACAPEX, ) berucksichtigt und ex-ante ungeprift in die EOG ein-
geht. Ein Plan/Ist-Abgleich erfolgt zwei Jahre spéater tGber das Re-
gulierungskonto. Zusatzlich werden die korrespondierenden Kapi-
talkosten der Investition ex-post im Benchmarking gepruft.

In Norwegen bestehen die Kosten in der Kostenbasis zu 40% aus
tatsachlichen Unternehmenskosten (Durchlaufkosten) und 60%
aus den im Benchmarking (yardstick competition) ermittelten effi-
zienten Kosten. Ein 100% effizientes Unternehmen bekommt somit
seine Kosten vollstandig gedeckt.

Bei den Kapitalkosten auf Plankostenbasis wird modellseitig stets
unterstellt, dass diese die kalkulatorischen Kapitalkosten in vollem
Umfang decken und es zu keinen Abweichungen kommt, da auch
hier aus Vereinfachungsgriinden kein Regulierungskonto bertck-
sichtigt wird.

Die angepasste Erlosformel fur das Plankostenmodell lautet:
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VP,
EO; = [KAumo + (1= V) - KA o] » (7 = PF)
VPI,

+ACAPEX " (1 + VPI - XIND - XGEN)

Auch hier bleiben die Erlése fur den Erweiterungsfaktor und den
pauschalisierten Investitionszuschlag aus der deutschen ARegV
unberticksichtigt. Ebenso erfolgt keine zusatzliche Bertcksichti-
gung der OPEX, so dass diesbeziiglich ein Zeitverzug von t-2 ver-
bleibt.

Um den Zeitverzug (,t-2) in den kalkulatorischen CAPEX zu elimi-
nieren, dirfen VNB die Veranderung der kalkulatorischen CAPEX
zur Erlésobergrenze hinzu addieren. Da modellseitig kein Umlauf-
vermogen bertcksichtigt wird, wird abweichend vom norwegischen
System kein ,working capital® auf die RAB aufgeschlagen. Der
Investitionszuschlag berechnet sich wie folgt:

+(RAB, — RAB,_,) - WACC + GewSt

Im Unterschied zur ARegV wird in Norwegen aufgrund des yard-
stick competition jahrlich ein Benchmarking mit TOTEX (,t-2%)
durchgefuhrt und die EOG aktualisiert, so dass der Zeitverzug
konstant bei t-2 liegt (z.B. bei OPEX). In der ARegV erhdht sich
der Zeitverzug jahrlich von t-3 bis t-7. Daher sollte hier immer die
Differenz der Kapitalkosten im Vergleich zum Basisjahr hinzuge-
zogen werden:

ACAPEX = (AfAt - AfABasisjahr)
+(RAB, — RABgqsisjanr) - WACC + GewSt

Der Investitionszuschlag kann auch negativ werden, damit die Eli-
minierung des Zeitverzugs konsistent bleibt und ein Netzbetreiber
bei fallenden CAPEX in der Folgeperiode nicht fir die hohe Kapi-
talbasis in der Vorperiode belohnt wird. Der Sockeleffekt (positiv
und negativ) entféllt daher.



Modellbeschreibung und Annahmen

13.6 Methode zur Berechnung des
Cash-Flows

Kernfrage der Auswertung ist, ob die ARegV im Allgemeinen aus-
kémmlich ist, um die regulierte Rendite (WACC) zu erwirtschaften.
Wie oben bereits erwahnt, beginnt der Betrachtungszeitraum fur
die Untersuchung des aktuellen Regulierungsrahmens im Jahr
2012. Fir die Hauptuntersuchungen werden aber die Ergebnisse
in zwei Varianten mit Basisjahr 2012 und 2014 dargestellt. Anpas-
sungen der ARegV sind friihestens ab der zweiten Regulierungs-
periode realistisch und werden entsprechend erst ab 2014 unter-
sucht und sind immer mit Basis 2014 dargestellit.
Erweiterungsinvestitionen werden bis einschliel3lich 2030 getatigt.
Im Anschluss folgen nur noch Ersatzinvestitionen. Um eine ver-
zerrte Berechnung auf Grund unterschiedlicher Positionen der
VNB im Investitionszyklus zu vermeiden, wird der Ersatzinvestiti-
onszyklus jeweils bis zum Ende betrachtet (,Investitionstal“). Dies
entspricht bei einem Szenario mit hohem Ersatzbedarf (,altes
Netz") einer Betrachtung bis 2041 und im Szenario mit geringem
Ersatzbedarf (,neues Netz") bis 2059. Zum Ende des Betrach-
tungszeitraums wird von einem Verkauf des Netzes ausgegangen
und der Verkaufserlgs berticksichtigt.

Da in der Cash-Flow-Berechnung nur Kosten und Erlése beriick-
sichtigt werden konnen, die unmittelbar den im Betrachtungszeit-
raum getatigten Investitionen zuzuordnen sind, werden die Erlose
wie folgt unterteilt:

e Erlose gemall ARegV aus Investitionen ab 2012 bzw. 2014

e Erldse aus dem PIZ (basierend auf allen kalk. CAPEX in
2006) fur die Jahre ab 2012 (jahresscharf aufgeteilt). Der
P1Z wird im Strombereich nur in der 1. Regulierungsperiode
gewahrt.

o FErlose aus dem Erweiterungsfaktor (basierend auf der
EOG abzgl. dnbK), mit Bereinigung der Strukturverédnde-
rungen in 2009-11.

o Erlose aus dem Sockeleffekt aus Bestandsanlagen: Die
BNetzA argumentiert, dass Netzbetreiber den positiven
Sockeleffekt aus Altanlagen nutzen kdnnen. Dieser So-
ckeleffekt wird daher in der Berechnung berticksichtigt und
an gegebener Stelle diskutiert.

Tabelle 13.3 zeigt die Ermittlung des Free Cash-Flows.
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Tabelle 13.3

Ermittlung des Free Cash-Flows

Ermittlung des Free Cash-Flows

+ Basiserlose EOG

+ Erlése Erweiterungsfaktor

+ Erlose PIZ

+ Sockeleffekt aus Bestandsanlagen

+ Liquidationserlds (kalk. RBW)

(2) Ansetzbare Erlose zum Jahresende (JE)

A Bilanzielle AfA (./. bil. Auflésung von BKZ)

A OPEX

A AuBerplanmaRige Abschreibung (bil. RBW Gesamtkapital)

(2) Ansetzbare Aufwendungen zum Jahresende (JE)

s Ergebnis HGB vor Steuern und Zinsen zum Jahresende
(JE)

A Ertragssteuern

3) Ergebnis nach Steuern zum Jahresende (JE)

+ Bilanzielle AfA

+ AuBBerplanmaRige Abschreibung (bil. RBW Gesamtkapital)

A Investitionsauszahlungen zum Jahresanfang (JA)

(4) Cash Flow nach Steuern (GK-Sicht) zum Jahresende (JE)
A Fremdkapitaltilgung

A Fremdkapitalzinsen

+ Steuervorteil aus Fremdfinanzierung (tax shield)

(5) Cash Flow (EK-Sicht) zum Jahresende (JE)

(Quelle: in Anlehnung an [8])

Kernaussagen

Die Suffizienzanalyse erfolgt auf Basis des hier beschriebenen
Modells. Ausgangspunkt sind zum einen die aus Teil A einflie3en-
den Erweiterungsinvestitionen. Zum anderen wird im Teil B der
Studie ein synthetischer Investitionszyklus fur die Ersatzinvestitio-
nen simuliert. Ausgehend vom Gesamtinvestitionsbedarf und den
Parametern flr den Erweiterungsfaktor werden die Kostenbasis
und die Erldsobergrenzen sowohl fir die derzeitige ARegV als

auch die betrachteten Anpassungen der ARegV flr die vier be-
trachteten Gruppen von Netzbetreibern ermittelt.
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Ergebnisse

Leitgedanken

Dieses Kapitel prasentiert und diskutiert die zentralen Ergebnisse
des Teils B dieser Studie. Der Abschnitt ist in drei Teile unterglie-
dert. Im ersten Teil (Hauptuntersuchungen) werden die Ergebnisse
fur die momentane ARegV fir den berechneten Erweiterungsbe-
darf aus dem Szenario NEP B 2012 und dem Bundesléanderszena-
rio diskutiert. Der zweite Teil (Anpassungen der ARegV) behandelt

maogliche Anpassungen der Regulierung und deren Auswirkungen
auf die Suffizienz. Im dritten Teil (Variantenrechnungen) werden
die Ergebnisse flur die Untersuchungsvarianten dargestellt, in de-
nen sich insbesondere bedingt durch den Einsatz innovativer Me-
thoden und Technologien Anderungen des Netzerweiterungsbe-
darfs ergeben.

Bekanntlich bestehen in der Betriebswirtschaftslehre mehrere Indi-
katoren zur Charakterisierung der Wirtschaftlichkeit eines Projekts.
In unserem Modell wurde mit mehreren Indikatoren gerechnet; fur
die Darstellung haben wir uns flr das Konzept der ,Internen Kapi-
talverzinsung (IKV)“ (auch ,Interner Zinsful3* genannt, und im Eng-
lischen als internal rate of return bekannt) entschieden. Die Dar-
stellung erfolgt immer nach Steuern. Ein Beurteilungskriterium ist
der Vergleich mit den regulatorischen WACC (nach Steuern), die
momentan bei 4,91% liegt (und ab 2014 bei 4,65% liegen wird).
Aus drei Griinden allerdings weicht die genaue Zahl unserer Refe-
renz etwas von 4,91% ab und variiert leicht zwischen den VNB:

e Die Mittelwertbildung (die Tatsache dass eine Investition
nur zufallig am Anfang eines Jahres anfallen wirde) be-
wirkt eine Verzerrung,

o Es kommt zu geringen, steuerbedingten Unterschieden,

o Es wird ein gewichteter Durchschnitt aus 4,91% und 4,65%
gebildet.

Das Kriterium ist, dass die Suffizienz nicht gegeben ist, wenn die
IKV unter den so berechneten regulatorischen WACC liegt. Als
Orientierungswert fur die regulatorischen WACC in den nachfol-
genden Darstellungen kann ungefahr ein Wert von 4,80% genom-
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14.1

14.1.1

men werden. Der prazise Wert in jedem Szenario wurde zwar im-
mer ausgerechnet aber aus Griinden der Ubersichtlichkeit nicht
immer dargestellt. Stattdessen werden durchgehend die regulier-
ten WACC des Basisszenarios angegeben.

In der Darstellung sind zwei Varianten aufgenommen. Zum einen
wird die Rendite ,ab 2012" dargestellt, was der Betrachtung aus
heutiger Sicht entspricht, und zum anderen ,ab 2014“, was dem
Beginn der neuen Regulierungsperiode entspricht. Da letztere Va-
riante zwei Jahre Zeitverzug ausblendet, ist das Ergebnis fur die
Betrachtung ,ab 2014" systematisch positiver als die Betrachtung
.ab 2012", Uberschatzt dafir aber die Lage aus momentaner Sicht.
Die Ergebnisdarstellungen in den folgenden Abschnitten be-
schranken sich jeweils auf die Mittelwerte der vier betrachteten
Gruppen von Netzbetreibern, deren Zuordnung in Kapitel 12 be-
schrieben wird. Fir eine vollstandige Darstellung der Ergebnisse
wird auf die Ergebnistabellen im Anhang (Kapitel 17) verwiesen.

Hauptuntersuchungen

Dieser Abschnitt diskutiert die Ergebnisse der Analyse fir die mo-
mentane ARegV. Die Grundannahme fir die 3. Regulierungsperi-
ode und dariiber hinaus ist, dass die ARegV wie bisher weiter
lauft. Die genaueren Parameterannahmen sind ausfihrlich in Kapi-
tel 13 beschrieben. Zunéchst wird das Szenario NEP B 2012 be-
schrieben. Auf Grund der kontroversen Debatte, ob die Betrach-
tung fur das gesamte Netz oder fur die isolierte Investition (d.h. mit
oder ohne Sockeleffekt 3) erfolgen sollte, prasentieren wir zum
Vergleich die Ergebnisse mit und ohne Sockeleffekt 3, ohne dabei
die Diskussion selbst aufzugreifen. In Abschnitt 14.1.2 folgt eine
Besprechung des Bundeslanderszenarios, das von einem starke-
ren Ausbau Erneuerbarer Energien ausgeht. In Abschnitt 14.1.3
werden einige kritischere Annahmen diskutiert.

Szenario NEP B 2012

Abbildung 14.1 gibt die Ergebnisse zum Szenario NEP B 2012
wieder. Die detaillierten Ergebnisse fur die einzelnen VNB finden
sich in Tabelle 17.1.
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Abbildung 14.1 Ergebnisse zum Szenario NEP B 2012

Wie die Ergebnisse fir die Gruppe GH zeigen, liegt die IKV fir
Falle mit hohem Investitionsbedarf unterhalb der regulierten
WACC, so dass eine Suffizienz nicht gegeben ist. Das heif3t mit
anderen Worten, dass der Sockeleffekt aus Altanlagen (Sockelef-
fekt 3) bei sehr hohem Investitionsbedarf nicht ausreicht, um die
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negative Effekte des Zeitverzugs auszugleichen. Auch der Erwei-
terungsfaktor kann diese Ergebnisliicke offenbar nicht vollstandig
schlie3en.

Um den Effekt der Ersatzinvestitionen isoliert zu untersuchen,
kénnte vergleichsweise bei allen Netzbetreibern ein altes Netz (mit
hohem Ersatzbedarf) unterstellt werden, ungeachtet ob der Erwei-
terungsbedarf hoch oder niedrig ist. Weil dies z.T. hypothetische
Falle darstellen wirde, wird auf eine Darstellung dieser Ergebnisse
verzichtet. Die Prifung ergab, dass in allen Féllen die IKV unter-
halb der regulierten WACC lage. Der unglickliche Zufall, dass die
von der Energiewende bedingte Erweiterung in vielen Fallen zeit-
lich mit dem Ersatzbedarf zusammenfallt, macht einen grof3en
Unterschied. Netzbetreiber, die momentan vor einem Higel an
Ersatzinvestitionen stehen, stehen vor einer groRen Herausforde-
rung.

Das Bild aus der Gruppe GN (mit geringem Gesamtinvestitionsbe-
darf) ist erwartungsgemaf optimistischer. Fur die VNB dieser
Gruppe ist die IKV hoher als die regulierten WACC. Die negativen
Sockeleffekte (SE1) bei den Investitionen sind so gering, dass sie
von den positiven Sockeleffekten (insbesondere SE3) iberkom-
pensiert werden. Daraus ist deutlich ersichtlich, dass das Ausmaf}
des Investitionsbedarfs fir die Suffizienz entscheidend ist. Um den
Effekt der Erweiterungsinvestitionen isoliert zu untersuchen, wurde
hypothetisch ein neues Netz fir alle Netzbetreiber simuliert. Hier
ist das Bild gemischt: Bei einem neuen Netz mit hohem Erweite-
rungsbedarf kann die IKV durchaus auch unterhalb der regulierten
WACC liegen (dies betrifft einen Fall der Gruppe GN; vgl. Tabelle
17.1 im Anhang).

Der Vergleich der Gruppen EH und EN isoliert den Effekt der Er-
weiterungsinvestitionen, weil im Szenario des eingeschwungenen
Zustands das Niveau der (realen) Ersatzinvestitionen per Annah-
me Uber die Zeit nicht variiert. In der Gruppe EH (mit hohem Er-
weiterungsbedarf) féllt die IKV unter die regulierten WACC, wah-
rend die IKV in der Gruppe EN (mit geringem Erweiterungsbedarf)
zumindest bei Betrachtung ab 2014 leicht Uber den regulierten
WACC liegt. Es lasst sich schlussfolgern, dass bei einem Szenario
mit konstantem Ersatzbedarf das Ausmal} des Erweiterungsbe-
darfs entscheidend daflr ist, ob der regulierte Erlosriickfluss aus-
reicht oder nicht. Aus dem Vergleich der Gruppen GN und EN
lasst sich zudem folgern, dass die Position im Ersatzzyklus wichtig



Ergebnisse

ist. FUr Netzbetreiber mit hohem Investitionsbedarf ist die Suffizi-
enz unter der momentanen ARegV nicht garantiert.

Der Sockeleffekt aus Bestandsanlagen: ein Vergleich
mit/ohne

In Abschnitt 11.2 wurden die Sockeleffekte 1,2 und 3 beschrieben.
Die kontroverse Debatte ist, ob der Sockeleffekt aus Altanlagen
(SE3) zu der Wirtschaftlichkeitsbetrachtung der Investitionen hin-
zugerechnet werden sollte. Die BNetzA hat eine ganzheitliche Be-
trachtung: Alle Einnahmen, die aus dem Netz stammen, konnen
fur die Finanzierung der Investitionen eingesetzt werden, so dass
dementsprechend der Sockeleffekt aus Altanlagen hinzuzurech-
nen ware. Dies ist jedoch investitionstheoretisch nicht korrekt (vgl.
hierzu auch die Gutachten [8] und [54]). Ein rationaler Investor
wirde die Wirtschaftlichkeit der Investition isoliert betrachten und
den Sockeleffekt aus Altanlagen nicht bericksichtigen. Anders
formuliert wird ein rationaler Investor die Investition nur tatigen,
wenn diese fiur sich genommen wirtschaftlich ist, wahrend er die
Uberschiisse aus dem Sockeleffekt aus Altanlagen als windfall
profits mitnimmt. Die Bertcksichtigung der Sockeleffekte aus Alt-
anlagen widerspricht unseres Erachtens auch der Idee der Anreiz-
regulierung: Der Uberschuss zwischen EOG und den zu Grunde
liegenden Kosten ist genau der Treiber fUr die Anreize in der An-
reizregulierung. Nun ist es zwar so, dass Effizienzsteigerungen bei
bereits getatigten Investitionen nur bedingt méglich sind, so dass
es fraglich ist, ob dann eine Anreizwirkung notwendig ist. Anderer-
seits betreffen aber die Senkungsvorgaben in der ARegV auch die
Kapitalkosten, so dass es nur folgerichtig ware, den Sockeleffekt
aus Altanlagen als indirekte Anreizwirkung zu verstehen.

Diese Diskussion wurde in der Vergangenheit hinreichend gefihrt
und muss an dieser Stelle nicht nochmal detailliert aufgegriffen
werden. Nichtsdestotrotz ist es aber interessant, die Ergebnisun-
terschiede der verschiedenen Betrachtungsweisen darzustellen.
Abbildung 14.2 zeigt die IKV mit und ohne Sockeleffekt aus Altan-
lagen mit Basis 2014. Die detaillierten Ergebnisse fir die einzelnen
VNB finden sich in Tabelle 17.2. Die Darstellung ,mit SE3“ ent-
spricht der obigen Darstellung des Szenarios NEP B 2012 in Ab-
bildung 14.1 und zeigt die ganzheitliche Betrachtung. Die Darstel-
lung ,ohne SE3“ entspricht der investitionstheoretisch korrekten
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Sichtweise. Der Vergleich macht unmittelbar deutlich, dass die
Auswirkung des Sockeleffekts auf die Ergebnisse erheblich ist.
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Abbildung 14.2 Ergebnisvergleich mit und ohne Sockeleffekt aus Altanlagen (SE3)
(Szenario NEP B 2012)

14.1.2 Bundeslanderszenario

Wie in Teil A beschrieben, wurde im Studiendesign vereinbart,
neben dem Szenario NEP B 2012 das Bundeslanderszenario auf-
zunehmen, bei dem ein starkerer Ausbau der Erneuerbaren Ener-
gien zu Grunde gelegt wird.

Durch den annahmegemald starkeren Ausbau der dezentralen
Erzeugung wird erwartungsgemaf auch ein starkerer Netzausbau
erforderlich als im Szenario NEP B 2012. Dies wird durch die Er-
gebnisse in Teil A bestétigt.

Abbildung 14.3 zeigt einen Vergleich der Ergebnisse flr Szenario
NEP B 2012 und das Bundeslanderszenario. Die detaillierten Er-
gebnisse fur die einzelnen VNB finden sich in Tabelle 17.3.
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Abbildung 14.3 Ergebnisvergleich Szenario NEP B 2012 / Bundeslanderszenario

Die Effekte des Bundeslanderszenarios entsprechen den Erwar-
tungen. Es ist aus Abbildung 14.3 ersichtlich, dass sich die Aus-
kémmlichkeit im Bundeslanderszenario weiter verringert. Dieser
Effekt gilt fur alle betrachteten Netzbetreiber. Welche Gruppe am
starksten betroffen ware, lasst sich nicht pauschal beantworten,
weil der Effekt relativ ist. Entscheidend ist hierbei die Anderung
und nicht die absolute Hohe des Investitionsbedarfs.

Abbildung 14.4 zeigt zum Vergleich die Ergebnisse des Bundes-
landerszenarios mit und ohne Sockeleffekt 3. Die detaillierten Er-
gebnisse fur die einzelnen VNB finden sich in Tabelle 17.4.
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Abbildung 14.4 Ergebnisvergleich mit und ohne Sockeleffekt aus Altanlagen (SE3)
(Bundeslanderszenario)

14.1.3 Diskussion kritischer Annahmen

In Kapitel 13 wurden bei der Besprechung der Annahmen auf
nicht-sensitive Annahmen hingewiesen, auf die an dieser Stelle
nicht nochmal eingegangen werden soll. In diesem Abschnitt wer-
den die etwas kritischeren Annahmen im Einzelnen diskutiert.

Die Regulierung ab 2019

Eine wichtige sensitive Annahme betrifft die Weiterentwicklung der
Anreizregulierung nach RP2 (d.h. ab 2019 und dartber hinaus). In
den Basisbetrachtungen wird angenommen, dass die ARegV bis
zum Ende der Betrachtungsperiode nach dem heutigen Stand wei-
terlauft. Das heil3t konkret, dass auch nach 2019 weiterhin die So-
ckeleffekte (positiv wie negativ) auftreten. Das ist eine durchaus
unsichere Annahme. Immerhin wird derzeit ernsthaft tber eine
Systemanderung diskutiert. Ein Alternativszenario wére, dass ab
RP3 das Zeitverzugsproblem vollstéandig gelost wird, so dass ab
2019 keine Sockeleffekte mehr anfallen.

Eine solche Systemé&nderung wirkt sich fir unterschiedliche VNB
unterschiedlich und u.U. in betrachtlichem Mafie aus. Bei einem
hohen und zeitnahen Investitionsbedarf fiele der ARegV-bedingte
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negative Sockeleffekt an, jedoch wiirde der positive Sockeleffekt
nach der Systemanderung nicht auftreten. Gleichwohl wirden ne-
gative Sockeleffekte ab 2019 auch nicht mehr auftreten. Bei einem
hohen Investitionsbedarf, der dagegen erst ab 2019 anfallt, wiirde
bis dahin der ARegV-bedingte positive Sockeleffekt auftreten,
wahrend nach der Systeméanderung der negative Sockeleffekt
nicht mehr anfallen wirde. Ob der Gesamteffekt positiv oder nega-
tiv ist, hangt also wiederum vom zeitlichen Verlauf des Investiti-
onsbedarfs ab.

Das Gesamtbild ist gemischt. Wahrend die Gruppe ,Gesamt-hoch*
sich verbessern wirde, wirde sich die Gruppe ,,Gesamt-niedrig”
schlechter stellen. Bei den Gruppen mit dem eingeschwungenen
Netz erscheint eine Tendenz zu einer leichten Verschlechterung.
Da fir die Problemgruppe ,Gesamt-hoch* der negative Sockelef-
fekt besonders stark ins Gewicht fallt, ware ein Systemwechsel ab
2019 in der Summe noch vorteilhaft.

Kostenseitiger Produktivitatsfortschritt (TFP)

Wie ausfihrlich in Kapitel 13 beschrieben, muss modelltechnisch
der Investitionszyklus simuliert werden. Der Zyklus bestimmt auch
den anstehenden Ersatzinvestitionsbedarf und zukiinftige CAPEX
und somit auch Sockeleffekt 3. Der simulierte Higel aus der Ver-
gangenheit bestimmt sozusagen die Zukunft;, umso steiler der
Hang, desto starker der Sockeleffekt 3. Die genaue Wirkungswei-
se ist eher modelltechnisch. Jedoch sind die Annahmen tendenzi-
ell sensitiv.

Die Steigung wird, abgesehen vom angenommen Investitionsver-
halten, von der vergangenen Netzkostenentwicklung mitbestimmt.
Diese wiederum setzt sich zusammen aus vergangener Input-
preisentwicklung und Produktivitdtsentwicklung. Die Inputpreis-
entwicklung wurde mit den Daten aus den BNetzA-Indexreihen
zuriickgerechnet und ist soweit unproblematisch.

Problematischer ist die Entwicklung der Totalen Faktorproduktivitat
(TFP). Wenn vom Jahr 2012 ausgehend auf die Investitionen der
Vergangenheit zugerechnet wird, bedeutet das, dass der (nomina-
le) Bedarf in der Vergangenheit ceteris paribus umso hdoher gewe-
sen sein muss, je hoher die Produktivitatssteigerung war. Mit an-
deren Worten, der urspringliche Investitionshiigel ist entspre-
chend hoher. Damit stellt sich die Frage, welcher TFP den Produk-
tivitatsfortschritt am besten abbildet.
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In seinem Urteil vom 06. Juni 2012 bestéatigte das OLG Diisseldorf
(Aktenzeichen VI-3 Kart 225/07 (V)), dass die BNetzA-Indexreihen
bereits die Entwicklung der Arbeitsproduktivitat bertcksichtigen.
Demzufolge haben wir fur die Entwicklung der Arbeitsproduktivitat
den Wert Null angenommen, weil diese bereits in den Inputpreis-
daten bericksichtigt wurde. Das Urteil des OLG Disseldorf trifft
aber keine Aussage Uber die Kapitalproduktivitat; entsprechend
muss angenommen werden, dass die Kapitalproduktivitat nicht in
den BNetzA-Indexreihen bertcksichtigt wurde, und dass diese in
der Studie noch explizit berticksichtigt werden sollte. Basierend auf
Langzeitstudien aus den USA (vgl. [61]) haben wir fir den TFP-
Wert 0,72% p.a. eingesetzt. Dieser Wert bezieht sich auf (vergan-
genen) Investitionen, wahrend der TFP fur OPEX (d.h. Arbeitspro-
duktivitat) entsprechend obiger Begrindung auf null gesetzt wur-
de.

Dieser Ansatz stellt einen Mittelweg zwischen alternativen, jedoch
extremeren Annahmen dar. In einer Sensitivitdtsbetrachtung wird
deutlich, dass bei dem so gewahlten hybriden Ansatz, Variationen
der Hohe der angewendeten TFP nicht ausschlaggebend fur die
Ergebnisse sind.

Endzeitproblem

In Kapitel 13 wurde bereits diskutiert, dass der Betrachtungszeit-
raum im Modell irgendwann enden muss. Somit entsteht ein ,End-
zeitproblem®, da geklart werden muss, wie genau die Berechnun-
gen ,auslaufen sollen. Hinzu kommt das Problem, dass fir die
Erweiterungsinvestitionen nach 2030 in dieser Studie keine Daten
mehr vorliegen. Als eine Alternative, mit dieser Problematik umzu-
gehen, wirde der Ansatz ,goldenes Ende* das Netz einfach aus-
laufen lassen bis alle Anlagen abgeschrieben sind. Ab einem ge-
wissen Jahr wirde einfach nicht mehr neu investiert werden, we-
der in Erweiterungen noch in Ersatz der Anlagen. Der Ansatz des
goldenen Endes Uberschatzt methodisch die IKV, weil der Sockel-
effekt 3 weiter anfallt, wahrend Sockeleffekt 1 nicht mehr auftritt,
sobald nicht mehr investiert wird. Als zweite Alternative kbnnte das
Netz zum kalkulatorischen Restbuchwert verkauft werden, sobald
der Betrachtungszeitraum in 2030 endet. Dieser Ansatz wirde
wiederum einen ggf. erheblichen Teil der positiven Sockeleffekte
nicht betrachten und somit die IKV systematisch unterschéatzen.
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Insbesondere berticksichtigt die Fixierung auf 2030 nicht die un-
terschiedlichen Positionen der VNB im Investitionszyklus.

Unser Ansatz stellt einen Mittelweg dar. Das Modell betrachtet
einen Verkauf des Netzes am Ende des Investitionszyklus; somit
werden positive Sockeleffekte die am fallenden Hang des Huigels
auftreten berlcksichtigt, wahrend die im neuen Zyklus auftretende
negativen Sockeleffekte nicht mehr bertcksichtigt werden. In der
Summe wird zwar ein Teil der auslaufenden Sockeleffekte igno-
riert, gleichwohl aber wird die Betrachtung in einem fur den Erl6s-
rickfluss (und damit IKV) rechnerisch glinstigen Moment abge-
schnitten und zudem zu einem Zeitpunkt, in dem das Abschneiden
einen geringen Effekt hat.

Das Endzeitproblem ist zwischen den beiden Extremansatzen
recht sensitiv, sodass ein Mittelweg gerechtfertigt erscheint.

Steigung und Senkung des Investitionshiigels

Ein spezielles Problem, auf das an dieser Stelle explizit hingewie-
sen werden sollte, ist die Annahme des Verlaufs des Investitions-
zyklus. Wie ausfihrlich in Kapitel 13 beschreiben, wurde der Zyk-
lus simuliert. Der Hugel wurde fiir jeden Netzbetreiber vom realen
TNW berechnet. Somit wird fir jeden Netzbetreiber der Ersatzbe-
darf zwar in ein reales Verhéltnis zum Erweiterungsbedarf gestellt,
jedoch ist der unterliegende Zyklus synthetisch.

Der genaue Verlauf des Zyklus ist durchaus sensitiv. Unsere An-
nahmen zum Verlauf versuchen eine ,objektive* Mitte zu treffen
und methodisch mdglichst wenig diskretionaren Spielraum beziig-
lich der Anderung von Parametern zuzulassen. Es wurde verein-
bart, eine symmetrische Gaul3sche Normalverteilung anzuwenden,
wobei die Basis ein gewichteter Durchschnitt der Obergrenzen der
von der Strom-NEV vorgeschriebenen Nutzungsdauern ist und
sich auf etwa 41 Jahren belauft. Diese methodischen Annahmen
bestimmen den Verlauf, ohne dass weitere Parameterannahmen
getroffen werden. Der Verlauf ist dann derart, dass das Investiti-
onsverhaltnis zwischen Gipfel und Tal ungefahr 3,5 betragt. Es
kann anhand praktischer Beispiele gezeigt werden, dass ein sol-
ches Verhaltnis realistisch ist.

Uberlappung von Erweiterungs- und Ersatzinvestitionen

Wie in Abschnitt 13.2 bereits dargestellt wurde, kdnnen durch ei-
nen vorzeitigen Austausch von Anlagen im Rahmen der EEG-
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14.2

bedingten Erweiterung auch zukinftige Ersatzinvestition in Be-
standanlagen vorweggenommen werden. Eine genaue Abgren-
zung von Ersatz- und Erweiterungsinvestitionen ist daher nicht
maoglich. Ebenso wenig kann der Anteil der Erweiterungsinvestitio-
nen, der sachgerecht den Ersatzinvestitionen zuzurechnen ist,
exakt ermittelt werden, da die hierfir notwendigen Informationen
schlichtweg nicht vorliegen. Es muss daher eine Annahme bezig-
lich des Ersatzanteils an den Erweiterungsinvestitionen getroffen
werden. Der Methode bei Investitionsmalinahmen gem. 823
ARegV folgend, nehmen wir eine Uberlappung von pauschal 15%
bei den Erweiterungen an. Dieser Anteil der Erweiterungsinvestiti-
onen wird — dem Investitionszyklus entsprechend — vom zukinfti-
gen Ersatzbedarf abgezogen.

Um die Auswirkungen dieser 15%-Annahme auf die Ergebnisse zu
untersuchen, wurde eine Sensitivitdtsanalyse durchgefihrt, fur die
wir als eine extreme Annahme eine Uberlappung von 0% unter-
stellt haben (d.h. keine Uberlappung der Investitionen), wahrend
wir als alternative Annahme eine Uberlappung von 30% unterstellt
haben (d.h. eine Verdoppelung der Uberlappung) Die Ergebnis-
auswirkung kann als gering bezeichnet werden. Fiur die Gruppe
.,Gesamt-hoch”, die durch den hodchsten Investitionsbedarf ge-
kennzeichnet ist, betragt der Unterschied zwischen der 0%- und
30%-Annahme 0,05 Prozentpunkte bei der IKV; in den anderen
Gruppen ist der Effekt noch geringer.

Anpassungen der ARegV

Folgende Anpassungen der ARegV wurden in diesem Bericht ana-
Iytisch und quantitativ untersucht:

Strukturelle Anpassungen: Regulierungsinstrumente zur Lésung
des Zeitverzugsproblems

e A.1: Investitionsfaktor auf Istkostenbasis (vgl. Osterreich)

e A.2: Investitionsfaktor mit einem monetaren Ausgleich

e A.J3: Investitionszuschlag auf Plankostenbasis (,Norwe-
genmodell®)

Niveauanpassungen der Regulierungsinstrumente

o A.4: Investitionsbonus (,top-up”)
e A.5: Anpassungen der X-Faktoren
e A.6: Anpassungen des Erweiterungsfaktors
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14.2.1

Die Ergebnisse, wiederum als IKV der jeweiligen Anpassungen
dargestellt, sind immer ab 2014. Als richtigen Vergleichswert sind
demnach die regulatorischen WACC ab 2014 zu betrachten. Alle
Darstellungen beziehen sich auf das Szenario NEP B 2012.

A.l: Investitionsfaktor auf Istkostenbasis

Ein Anstieg von betrieblichen Aufwendungen (OPEX) und Kapital-
ausgaben (CAPEX), die mit getatigten Investitionen einhergehen,
werden derzeit erst in der folgenden Regulierungsperiode im Zuge
der Kostenprifung erldswirksam. Ein Investitionsfaktor, wie er
neuerdings in Osterreich zur Anwendung kommt, kénnte dazu die-
nen, dass die aus Investitionstéatigkeiten resultierenden Kosten
(CAPEX wie auch OPEX) bereits in der laufenden Regulierungs-
periode in die Erldsobergrenze eingehen, so dass das derzeitige
1-5"-Zeitverzugsproblem der ARegV teilweise geldst wird. Danach
wird zumindest CAPEX jahrlich nach Buchwerten angepasst. So-
mit fallen sdmtliche ,t-5“-Sockeleffekte (positiv wie negativ) weg.
Es verbleibt allerdings noch das ,t-2“-Zeitverzugsproblem, da der
Ansatz auf Istkosten beruht.

Der Investitionsfaktor sollte neben den aus Investitionen resultie-
renden CAPEX auch die mit den CAPEX einhergehenden OPEX
umfassen. In Osterreich wird daher z.B. ein ,Investitions- und Be-
triebskostenfaktor” in der Erlosformel bertcksichtigt.

Beim Investitionsfaktor ist es dem Netzbetreiber gestattet, seine
CAPEX sachgerecht nach eigenem Ermessen zu aktualisieren.
Anders als bei ex-ante gepriften Investitionsbudgets wie in Grof3-
britannien wird auf eine vorherige Effizienzprifung verzichtet, da
die Kosten ex-post im Benchmarking fiir die folgende Regulie-
rungsperiode berlicksichtigt werden. Unberechtigt weitergereichte
Ausgaben kénnten nachtraglich kontrolliert und ggf. korrigiert wer-
den.

Wahrend der Investitionsfaktor in Osterreich basierend auf tat-
sachlichen Istkosten (,t-2“) durchgereicht wird, ist der Betriebskos-
tenfaktor vom Regulierer festgelegt. Der Betriebskostenfaktor steht
in Abhangigkeit der Neukundenanschliisse und der Erweiterung in
der Systemlénge. Falls der Betriebskostenfaktor nach eigenem
Bemessen berlcksichtigt werden konnte, entstiinde der Anreiz,
OPEX, die eigentlich unter die normale Erlésobergrenze fallen zu
Jnvestitionsbedingten* OPEX zu erklaren und damit die Erl6os-
obergrenze zu erhéhen. Ein solcher Anreiz ware nicht im Sinne
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der Anreizregulierung, so dass eine regulatorische Festlegung des
OPEX-Faktors notwendig erscheint.

Abbildung 14.5 zeigt die Ergebnisse fur den Investitionsfaktor auf
Istkostenbasis (A.1). Die detaillierten Ergebnisse flr die einzelnen
VNB finden sich in Tabelle 17.5.
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Abbildung 14.5 Ergebnisse zum Investitionsfaktor auf Istkostenbasis (A.1)

Die Netzbetreiber in der Gruppe ,Gesamt-hoch* verbessern sich
unter dem Investitionsfaktor, wahrend Netzbetreiber in der Gruppe
.Gesamt-niedrig” sich schlechter stellen wiirden. Dieses Ergebnis
ist intuitiv nachvollziehbar. Bei hohem Investitionsbedarf ist ein
schnelles Weiterreichen der Kosten in die EOG vorteilhaft; bei ge-
ringem Investitionsbedarf ist es vorteilhafter, wenn der Sockelef-
fekt 3 moglichst lange erhalten bleibt, was bei einer langen Regu-
lierungsperiode der Fall ist. Kurzum, wenn Unterdeckung bei den
Netzbetreibern aus der Gruppe ,Gesamt-hoch* als das zentrale
Problem gesehen wird, stellt der Investitionsfaktor eine System-
verbesserung dar. Allerdings ist aus den Zahlen auch abzuleiten,
dass der Effekt eines Investitionsfaktors auf Istkostenbasis alleine
recht klein ist und nicht reichen wirde, um die IKV auf das Niveau
der regulierten WACC anzuheben.
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14.2.2 A.2: Investitionsfaktor mit monetarem
Ausgleich

Wie oben erlautert, kann der Investitionsfaktor sowohl auf Plankos-
ten- als auch auf Istkostenbasis angewendet werden. Im Falle ei-
ner Umsetzung auf Basis von Istkosten, welches aus Sicht eines
Regulierers intuitiver ist, wird zwar das ,t-5"-Problem geldst, den-
noch verbleibt das ,t-2“-Problem. Mit anderen Worten, dadurch,
dass die Istkosten erst zwei Jahre nach ihrer Ausgabe gepruft und
veroffentlicht werden, kénnen sie erst mit zwei Jahren Verzbge-
rung in die Erlésobergrenze eingehen.

Alternativ zu dem strukturellen Losungsansatz auf Basis von Plan-
kosten (siehe unten), kann der ,t-2"-Zeitverzug monetar ausgegli-
chen werden. Der Ausgleich entsprache der zeitlichen Differenz
zwischen den Ausgaben und dem resultierenden Erlosriuckfluss:
der ,t-2"-Differenz. Ein Bespiel hierfur findet sich wiederum in Os-
terreich, wo fir Neuinvestitionen ein Zuschlag von 1,05% auf die
Zugange des Sachanlagevermdgens gewahrt wird, der allerdings
nicht ganz einem barwertneutralen Ausgleich entspricht. Da der
Ausgleich erst mit einer Verzdgerung von zwei Jahren wirkt,
kommt es dennoch anfanglich zu einem Liquiditatsnachteil.

Die hier betrachtete Variante berlicksichtigt ebenfalls einen Zu-
schlag von 1,05% und entspricht damit weitestgehend dem Ansatz
in Osterreich. Da dieser Zuschlag jedoch nicht fir einen barwert-
neutralen Ausgleich ausreicht, verwenden wir fir diese Variante
explizit den Begriff des ,monetéren Ausgleichs"”.

Abbildung 14.6 zeigt die IKV unter Variante A.2. Filr die detaillier-
ten Ergebnisse je VNB sei wiederum auf Tabelle 17.5 verwiesen.
Der direkte Renditevergleich zeigt, dass sich die VNB gegeniber
der Variante A.1 ohne monetaren Ausgleich verbessern. Dieses
Ergebnis ist nicht weiter verwunderlich. Etwas ernlchternd ist,
dass der quantitative Effekt auf die IKV sehr gering ist. Es ist er-
sichtlich, dass der Investitionsfaktor mit einem Zuschlag von
1,05% fur die Gruppe ,Gesamt-hoch” nicht fur eine Anhebung der
IKV auf die regulierten WACC ausreicht.
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Abbildung 14.6 Ergebnisse zum Investitionsfaktor mit monetdrem Ausgleich (A.2)

14.2.3 A.3: Investitionszuschlag auf Plankostenba-

Sis

Eine ex-ante Berucksichtigung von Investitionen kann auch durch
einen Investitionszuschlag auf Plankostenbasis erfolgen. In die-
sem Fall werden mit einem Ansatz beide Zeitverzugsprobleme (,t-
5 und ,t-2“) geldst. Kern des Ansatzes ist, dass Investitionen auf
Plankostenbasis in die EOG gehen, und dass die EOG entspre-
chend den neuen Buchwerten des Kapitals jahrlich angepasst
wird. Bezlglich CAPEX wird damit der Zeitverzug vollstandig be-
seitigt. Anders ist es jedoch bei den OPEX, die nach wie vor der
Anreizregulierung unterliegen und somit eine ,t-5"- und ,t-2"- Zeit-
verzdgerung aufweisen.

In Norwegen wird eine Anreizregulierung unter Anwendung von
yardstick regulation durchgefiihrt. Die Erldsobergrenze setzt sich
aus 40% der tatsachlichen Kosten der Netzbetreiber und aus 60%
mittels (TOTEX-)Benchmarking ermittelter effizienter Kosten zu-
sammen. Ein 100% effizienter Netzbetreiber kann somit seine ge-
samten Kosten durch die genehmigten Erlose decken. Die Kosten
gehen an sich mit einem Zeitverzug von zwei Jahren in die Erl6s-
obergrenze ein. Um den Zeitverzug bei den CAPEX zu eliminieren,
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dirfen die Netzbetreiber in Norwegen jahrlich die durch Investitio-
nen bedingte Veranderung der Kapitalkosten als Zuschlag auf die
Erlésobergrenze aufschlagen (einschlie3lich der Gewerbesteuer).
Dies entsprache somit der Berticksichtigung von Kapitalkosten auf
Plankostenbasis. Die erlaubten zusétzlichen Kapitalkosten werden
nicht ex-ante geprift sondern mit einem zweijahrigen Zeitverzug in
der Erlésobergrenze ausgeglichen. Damit der Netzbetreiber sich
seine Kapitalkosten nicht zweimal verdient, kann bei ricklaufiger
Investitionstatigkeit die berticksichtigte Veranderung auch negativ
werden.

Um dieses Modell in die aktuelle ARegV zu integrieren, sollten,
anders als in Norwegen, die aktuellen Plankosten (CAPEX;) mit
den CAPEX aus Basisjahr (CAPEX,) verglichen werden (s. Ab-
schnitt 13.5.2).

Fur die Variante A.3 ist aus Abbildung 14.7 ersichtlich, dass die
Richtung der Ergebnisse wiederum abhéngig von der Gruppe ist.
Die Gruppe ,Gesamt-hoch” verbessert sich, und die Gruppe ,Ge-
samt-niedrig” verschlechtert sich sowohl im Vergleich zu den bei-
den Istkosten-Varianten des Investitionsfaktors als zur Basisbe-
trachtung. Der relative Effekt der drei Varianten zum Investitions-
faktor wird im direkten Ergebnisvergleich in Tabelle 17.5 deutlich.
Im Prinzip I6st dieser Plankostenansatz das (CAPEX-bezogene)
Zeitverzugsproblem. Somit misste die IKV der regulierten WACC
entsprechen, sofern man von den OPEX absieht, die weiterhin mit
Zeitverzug in die EOG eingehen. Beziiglich der CAPEX entspricht
der Ansatz im Grunde einer rate-of-return-Regulierung, so dass
die Sockeleffekte eliminiert werden.

Seit April 2012 wird im deutschen Kontext ein Modell der Landes-
regulierungsbehorden, das weitgehend dem obigen Ansatz mit
Investitionsfaktor auf Plankostenbasis entspricht. Generell er-
scheint dieser Ansatz ein vielversprechender Weg zu sein, den
Investitionsbedarf regulatorisch sachgerecht anzugehen. Er kom-
biniert einen kostenbasierten Ansatz bei den CAPEX mit einem
anreizbasierten Ansatz bei den OPEX.
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Abbildung 14.7 Ergebnisse zum Investitionsfaktor auf Plankostenbasis (A.3)

14.2.4 A.4: Investitionsbonus (,top-up®)

Ein Investitionsbonus bezeichnet eine héhere Verzinsung fir Neu-
investitionen im Vergleich zu den Altanlagen. Ausgehend von der
normalen angemessenen Verzinsung fir Neuinvestitionen, kdme
ein Zuschlag hinzu (,top-up®, ,adder" oder ,add-on“ genannt). Die
Anwendung eines solchen Bonus ist in der Regel zeitlich befristet,
z.B. auf 10 Jahre. In der Praxis wurde bisher ein Bonus zwischen
1% und 3% genutzt.

Es gibt mehrere Argumente fir eine Anwendung eines Investiti-
onsbonus, wobei ein Argument von zentraler Bedeutung ist [16].
Wie in Kapitel 12 bereits ausfihrlich dargestellt, hat die Anreizre-
gulierung vor allem Kosteneffizienz zum Ziel. Derzeit befindet sich
die Industrie jedoch vor allem bedingt durch die Energiewende in
einem Stadium, in dem kostenerhthende Investitionen notwendig
sind. Die Anreizregulierung muss nun versuchen, diesen neuen
Rahmenbedingungen gerecht zu werden. Sie muss einerseits si-
cherstellen, dass der Konsument nicht ,zweimal fir Altanlagen
bezahlt* und andererseits notwendige Neuinvestitionen ermdogli-
chen und fordern. Ein Ansatz, um diesen Spagat zu bewaltigen,
besteht darin, beide Welten zu trennen; Bestandsanlagen kdnnen
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regulatorisch anders behandelt werden als Neuinvestitionen, so
wie es z.B. beim Investitionsbonus fur Neuinvestitionen angedacht
ist. Der Konsument bezahlt eine geringere Verzinsung fir Be-
standanlagen, wéahrend Neuinvestitionen zeitlich befristet héher
verzinst werden. Ein zweites wichtiges Argument, das hier nur
erwahnt werden soll, ist, dass aus verschiedenen Grinden das
Investitionsrisiko fir heutige Investitionen hoher ist, als es fir ver-
gangene Investitionen der Fall war.

Das prazise Vorgehen fir einen Investitionsbonus in unserem Mo-
dell ist wie folgt. Der Investitionsbonus betragt 3 Prozentpunkte auf
die EK-Verzinsung fir alle Investitionen ab 2014. Dieser Aufschlag
auf die EK-Verzinsung bewirkt eine Erhéhung der GK-Verzinsung
(WACC) von 4,65% auf 5,66%. Der Bonus lauft modelltechnisch
von 2014 bis 2030 fir alle Investitionen; d.h. dass fur Investition,
die z.B. im Jahr 2014 getatigt werden, der Bonus fiur eine relative
lange Zeit gewahrt wird, wahrend Investitionen im Jahr 2025 hier-
von nur kurze Zeit profitieren. Dies hat modelltechnische Griinde.
Abbildung 14.8 zeigt die Ergebnisse zum Investitionsbonus. Die
detaillierten Ergebnisse dazu sind in Tabelle 17.6 im Anhang dar-

gestellt.
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Abbildung 14.8 Ergebnisse zum Investitionsbonus (A.4)
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Die Effekte sind deutlich, andern aber im Vergleich zur Basisbe-
trachtung nichts an der grundsatzlichen Aussage zur Suffizienz der
Regulierung. Bei der Gruppe ,Gesamt-hoch* kommen etwa 0,3
Prozentpunkte auf die IKV dazu, so dass die regulatorischen
WACC nicht erreicht werden. Nichtsdestotrotz kann dies auf einfa-
che Weise einen Beitrag zur Reduzierung der Renditellicke leis-
ten.

A.5: Anpassungen der X-Faktoren

Ein Hauptelement der Anreizregulierung ist die ex-ante Festlegung
des Erlospfades mit Hilfe des ,VPI-X" Faktors, wie oben in Kapitel
12 ausfuhrlich beschrieben.
Dieser Korrekturfaktor, der die Erlosentwicklung wéhrend einer
Regulierungsperiode mafgeblich bestimmt, setzt sich aus drei
Kernelementen zusammen:

o VPI; — die allgemeine Inflation, welche vom Statistischen
Bundesamt errechnet wird.

o Xgen — der generelle X-Faktor, der die Produktivitatsent-
wicklung der Gesamtbranche widerspiegeln soll. In der
ARegV wird die Bezeichnung ,PF* verwendet.

e Xpnp — der individuelle X-Faktor, der die relative Effizienz-
entwicklung von einzelnen Netzbetreibern im Vergleich zu-
einander widerspiegelt und mittels Effizienzanalysen
(Benchmarking) ermittelt wird (der ,catch-up“ Faktor). In
der ARegV wird dieser Term in umgerechneter Form durch
»V* dargestellt.

Der theoretische Hintergrund und die Notwendigkeit dieser Fakto-
ren und deren Berechnung wurde an vielen Stellen ausfihrlich
diskutiert (vgl. z.B. [13] und darin angegebene Quellen). Obwohl
alle drei Faktoren wesentliche Elemente der Erlésentwicklung sind,
ist ihre Hohe fir eine Zukunftsbetrachtung bisher unsicher. Daher
mussen fur die Modellberechnungen Annahmen getroffen werden.
Die Inflation kann fiir die Zukunft schwer prognostiziert werden.
Jedoch gilt der Grundsatz in der Europaischen Geldpolitik dass die
Inflation die Grenze von 2% nicht Uberschreiten sollte. Fir die Mo-
dellberechnungen folgen wir dieser Vorgabe und nehmen fir die
Zukunft eine Inflation von 2% an.

Der generelle X-Faktor (Xgen) Wurde bereits fir die ersten beiden
Regulierungsperioden durch 8 9 Abs. 2 ARegV festgelegt (1,25%
in der ersten Periode und 1,5% in der zweiten Periode). Mit der
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Entscheidung des BGH im Juli 2011 (Aktenzeichen EnVR 34/10)
wurde der generelle X-Faktor fur nicht rechtsgultig erklart. Nach
diesem Stand wirde daher der generelle X-Faktor fir die zweite
Regulierungsperiode 0% entsprechen. Nach einer Anpassung des
EnWG 821a erfolgte Ende 2011 jedoch eine ausdrickliche Legiti-
mierung des generellen X-Faktors. Somit kann erwartet werden,
dass fir die zweite Periode, wie urspringlich definiert, ein Xgen
von 1,5% gelten wird. Doch die Héhe des generellen X-Faktors ab
der 3. Regulierungsperiode ist noch ungewiss. Die individuellen X-
Faktoren sind fur die erste Regulierungsperiode bekannt, nicht
jedoch fiir die nachfolgenden Perioden. Fir die 3. Regulierungspe-
riode ist im Ubrigen nicht einmal sicher ist, ob ein Benchmarking
noch angewendet wird, geschweige denn, wie ein solches Bench-
marking im Detail aussahe.

In dieser Studie soll die Sensitivitat dieser Faktoren untersucht
werden, da mit den X-Faktoren der Erlésrickfluss gelenkt und z.B.
Zeitverzogerungseffekte kompensiert werden konnen. Um den
reinen Effekt der Regulierungsinstrumente zu untersuchen, neh-
men wir als Referenzfall in den Hauptuntersuchungen die folgen-
den Werte an: VPI=1,50%, X¢en=1,50% und X;yp=0%.

In dieser Erweiterung (A.5) wird der Effekt einer erlgsseitigen An-
derung des Xgey mit 2 Varianten untersucht, Xeen = 1,0% und Xeen
= 2,0%, also eine kleine Abweichung vom Referenzwert 1,5% in
beide Richtungen. Demgegeniber bleibt der Produktivitatsfaktor
annahmegemal unverandert. Die Ergebnisse werden in Abbildung
14.9 dargestellt. Die vollstandige Ergebnisdarstellung erfolgt in
Tabelle 17.6 im Anhang.

Die Effekte sind nicht moderat aber dennoch nicht vernachlassig-
bar. Zum einen fallt auf, dass eine Absenkung von Xgen auf 1,0%
fur die Gruppe ,Gesamt-hoch” nicht reicht, um die Liicke zwischen
IKV 2014 und den regulierten WACC 2014 zu schlieBen. Zum an-
deren ist zu erkennen, dass eine Erh6hung des Xgen auf 2,0% die
IKV der Gruppen mit eingeschwungen Netzen (,Erweiterung-hoch*
und ,Erweiterung-niedrig”) unter die regulatorischen WACC dri-
cken wirde. In einer Investitionswirtschaftlichkeitsrechnung fir
TenneT in den Niederlanden zeigt [69], dass das Erreichen der
Vorgaben des X-Faktors bestimmend fur die Wirtschaftlichkeit der
Investitionen ist. Dieses Bild wird hier bestatigt.
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Abbildung 14.9 Ergebnisse zu den Anpassungen der X-Faktoren (A.5)

14.2.6 A.6: Anpassungen des Erweiterungsfaktors

In der Regulierungspraxis gibt es unterschiedliche Auspragungen
der Anreizregulierung. In der ARegV in Deutschland wird eine Er-
I6sobergrenze (,revenue cap“) angewendet, die zwar diverse Vor-
teile aufweist, jedoch problematisch wird, wenn sich der Output
erhdht und Kostenanderungen damit einhergehen. Daher sollte die
Mengenerweiterung als Variable in die Erlésformel aufgenommen
werden; im Falle der ARegV dient dafir der Erweiterungsfaktor.
Die Berucksichtigung der Mengenveranderung in der ARegV kann
daher auch als eine Verschiebung der reinen Erldsobergrenzen-
regulierung zu einer Preisobergrenzenregulierung (,price cap*)
gesehen werden.

Bereits seit Beginn der ARegV wird die Veranderung der Nachfra-
ge (z.B. fur den Anschluss neuer Gewerbegebiete oder Stadtvier-
tel) im Erweiterungsfaktor abgebildet. Die Veranderung der Ein-
speisepunkte wurde anfangs jedoch vernachlassigt. Doch vor al-
lem letztere ist bedingt durch die Energiewende von grof3er Be-
deutung und steht im Fokus dieser Studie. Zum 30.06.2010 wurde
der Erweiterungsfaktor modifiziert, so dass ebenfalls die Einspei-
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seseite berucksichtigt wird. Die Zunahme der dezentralen Einspei-
sung fuhrt daher nun zu einer Erh6hung der Erldsobergrenze.

Im Rahmen der Modelluntersuchung des Erweiterungsfaktors wird
eine Variante durchgerechnet, die die Wirkung des EF starken
sollte. Unten sei nochmal die zentrale EF Formel dargestellt (vgl.
auch Abschnitt 13.4.3):

1 Fr; —Fy;
EF; gpenei = 1 + 5 - max [M;O]

2 Foi
1 (APt,i + VA EPt,i) - (AP(),L' + VA EPO,i)
+—-max ;0
2 (APO,i + Zj " EPO,i)

Es ist ersichtlich, dass es effektiv nur wenige Moglichkeiten gibt,
die Parameterwerte zu variieren. In unserem Modell ist der eigent-
liche Treiber des EF die Anderung der Anzahl Einspeisepunkte
(EP). Die Anschlusspunkte (AP) und die Flache (F) werden kon-
stant gehalten. Der einfachste Weg, die Wirkung des EF quantita-
tiv zu starken besteht darin, die Gewichtung des dritten Terms auf
der rechten Seite in der Formel zu vergréRern. Wir haben zum
Vergleich diesen Multiplikator um 0,3, d.h. von 0,5 auf 0,8, erhdht.
Abbildung 14.10 zeigt die Ergebnisse fir die Anpassung des EF
fur die betrachteten Gruppen. Die detaillierten Ergebnisse je VNB
sind in Tabelle 17.6 im Anhang dargestellt.

Erwartungsgemaln ist die Verbesserung der IKV vor allem bei den
Gruppen GH und EH mit hohen Erweiterungsinvestitionen deutlich.
Dieser Effekt ist intuitiv und beabsichtigt. Gleichwohl sind die Un-
terschiede auch innerhalb der Gruppen recht hoch. Dies wird deut-
lich, wenn man die Deckungsgrade des EF an den gesamten
TOTEX fur Erweiterungsinvestitionen betrachtet. Der Deckungs-
grad besagt, inwieweit die Erlose aus dem EF den Zeitverzug fir
die Erweiterungsinvestitionen ausgleichen. Es geht hierbei nicht
um die Deckung der gesamten Kosten der Erweiterungsinvestitio-
nen, sondern nur um die Kosten, die durch den Zeitverzug verur-
sacht werden. Zudem umfasst der Deckungsgrad nicht die Er-
satzinvestitionen. Tabelle 14.1 stellt sowohl die Deckungsgrade als
auch deren Bandbreite innerhalb der Gruppen dar. Diese Schwan-
kungen innerhalb der Gruppen sind nur zum Teil sachgerecht er-
klarbar. Dieses Ergebnis passt zur kontroversen Diskussion, die im
Laufe des Jahres 2012 um die Effektivitat und Wirkungsweise des
EF entbrannt ist. In seiner derzeitigen Form bewirkt der EF offen-
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bar groRe Unterschiede fir strukturdhnliche Netzbetreiber. Es
muss daher bezweifelt werden, dass der EF den Investitionsbedarf
realitatsnah widerspiegelt.
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Abbildung 14.10 Ergebnisse zur Anpassung des Erweiterungsfaktors (A.6)

Tabelle 14.1 Hohe und Deckungsgrad des Erweiterungsfaktors

Gruppe Erweiterungsfaktor (EF) Deckungsgrad EF
%] Bandbreite 0] Bandbreite

Gruppe Gruppe Gruppe Gruppe
Gesamt-hoch 2,7% [2%; 3%] 84% [61%; 104%)]
Gesamt-niedrig 1,3% [0%:; 3%] 186% [88%; 399%]
Erweiterung-hoch 4,2% [3%; 5%] 115% [85%; 120%]
Erweiterung-niedrig 0,6% [0%; 19%)] 85% [48%; 119%)]

Beim Vergleich der Gruppen in Tabelle 14.1 fallt auf, dass der De-
ckungsgrad fur Gruppen mit hohem Bedarf tendenziell nicht die
100% erreicht, wahrend er fir die Gruppen mit geringem Bedarf
Uber 100% hinausgeht. Die z.T. sehr hohen Deckungsgrade sind
darauf zuriickzufuhren, dass die Berechnungsbasis gering ist, was
die absolute Hohe inflationiert. Es wird an dieser Stelle betont,
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dass mit dieser Inflationierung der Ergebnisse auch die Auswir-
kungen von Datenungenauigkeiten steigen. Dies betrifft insbeson-
dere die Gruppe GN mit geringem Investitionsbedarf. Dies erklart
auch die in Tabelle 14.1 ausgewiesene, grof3e Bandbreite bei den
Deckungsgraden des EF in dieser Gruppe. Dementsprechend soll-
ten diese Zahlen nur mit Vorsicht interpretiert werden.

Wesentliche Ergebnisse zu den Anpassun-
gen der ARegV

In den bisherigen Untersuchungen hat sich gezeigt, dass die Suffi-
zienz der ARegV vor allem fir die Gruppe ,Gesamt-hoch* — mit
hohem Erweiterungs- und Ersatzbedarf — haufig nicht gegeben ist.
Da davon ausgegangen werden muss, dass gegenwartig viele
VNB (insbesondere Flachennetzbetreiber) dieser Gruppe zuzu-
ordnen sind, werden an dieser Stelle die Ergebnisse zu den An-
passungen der ARegV noch einem speziell fir diese Problem-
gruppe dargestellt.

Abbildung 14.11 zeigt die Ergebnisse fiur die Anpassungsmal-
nahmen im Uberblick fir die Gruppe ,Gesamt-hoch®. Hierbei zei-
gen sich besonders deutlich die Auswirkungen des Zeitverzugs. Im
Vergleich zur derzeitigen ARegV erhoht der Investitionsfaktor auf
Istkostenbasis zwar die IKV, indem er den ,t-5%Zeitverzug lost.
Dies reicht jedoch auf Grund des verbleibenden ,t-2“-Problems
nicht fir eine Auskdmmlichkeit der Regulierung aus. Mit dem
.Norwegenmodell, also einem Investitionsfaktor auf Plankosten-
basis* wird der Zeitverzug zumindest fur die CAPEX vollstandig
geldst, so dass nur auf Grund des ,t-2"-Versatzes fur die OPEX die
regulierte WACC nicht ganz erreicht werden.

Wie die Ergebnisse zeigen, kann auch durch eine Niveauanpas-
sung der ARegV eine Erhéhung der IKV erreicht werden. Jedoch
sind solche Parameteranpassungen undifferenziert und werden
den strukturellen Unterschieden der VNB beziiglich des Ausmalfies
und der Art des Investitionsbedarfs nicht gerecht.
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Anpassungen der ARegV fur die Gruppe ,Gesamt-hoch*

Variantenrechnungen

In Teil A wurden bereits die Untersuchungsvarianten und deren
Annahmen vorgestellt. Fir den technischen Hintergrund verweisen
wir an dieser Stelle auf diesen Teil der Studie. Hier werden die
regulatorischen Aspekte und die Ergebnisse vorgestellt und disku-
tiert.

Bei der regulatorischen Auswertung und Ergebnisdarstellung
mussten zwei Einschrankungen gemacht werden.

Wie in Kapitel 13 beschrieben ist das Vorgehen in dieser Studie
derart, dass die Ergebnisse aus den Untersuchungsregionen auf
die einzelnen Netzbetreiber umgerechnet. Nach kritischer Reflekti-
on stellte sich heraus, dass die Genauigkeit einer solchen Hoch-
rechnung bei den Untersuchungsvarianten fiir Netzbetreiber mit
geringem Investitionsbedarf wesentlich beeintrachtigt ware. Diese
Beeintrachtigung betrifft vor allem zwei Netzbetreiber aus der
Gruppe ,Gesamt-niedrig“. Um eine irrefiihrende Darstellung zu
vermeiden, wurde entschieden, diese beiden (GN1 und GN2) aus
der Darstellung zu entfernen. Fir die Analyse und die Schlussfol-
gerungen hat das keine Auswirkungen. Im Kern betrachten die
Untersuchungsvarianten Investitionsvermeidung; das Ausmalf der
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Investitionsvermeidung ist gering, wenn der Erweiterungsbedarf in
den Hauptuntersuchungen gering ist.

Eine weitere Einschrankung besteht darin, dass zwei Varianten-
rechnungen aus methodischen Griinden fur die regulatorische
Analyse nicht weiter verfolgt werden konnten. Hierbei handelt es
sich um die Varianten U.5 (Intelligentes Management von Lasten)
und U.6 (Speichertechnologien). In beiden Fallen waren zusatzli-
che Annahmen notwendig, die die Aussagekraft der Ergebnisse
wesentlich beeintrachtigen wirden. Bei U.5 ist im Grunde das
Problem, dass die Effekte sehr gering sind, so dass zusatzliche
Annahmen unvertretbar grof3e Auswirkungen héatten. Bei U.6 be-
steht das Problem darin, dass zu den Kosten und Nutzungsdauern
der zukinftigen Speichertechnologien derzeit keine zuverlassigen
Daten vorliegen, so dass die Analyse entweder unvollstandig blie-
be oder unverlasslich wird. Es wurde daher entschieden die bei-
den betroffenen Varianten quantitativ nicht aufzunehmen. Dage-
gen wird allerdings eine qualitative Analyse der zu erwartenden
Effekte gemacht. Die qualitativen Aussagen werden unterstitzt
von den anderen Untersuchungsvarianten, weil sich der Trend
nach einem Muster wiederholt. Die vollstandigen Ergebnisse aller
Variantenrechnungen sind in Tabelle 17.7 und Tabelle 17.8 im
Anhang zu finden. In den folgenden Abschnitten werden die Er-
gebnisse der Untersuchungsvarianten fur die vier Gruppen von
Netzbetreibern dargestellt und diskutiert. Soweit nicht anders an-
gegeben, beziehen sich alle Darstellungen auf das Szenario NEP
B 2012. Es wird an dieser Stelle betont, dass sich die Untersu-
chungen jeweils auf die Betrachtung der einzelnen Varianten be-
schranken. Folglich kann aus den Ergebnissen kein Rickschluss
auf die Auswirkungen von Kombinationen der Varianten gezogen
werden.

U.1l: Innovative Netztechnologien

Diese Untersuchungsvariante betrachtet die Investition in innovati-
ve Netztechnologien, mit deren Hilfe konventioneller Netzausbau
reduziert werden kann. Die innovativen Betriebsmittel, die dabei
zum Einsatz kommen, sind im Teil A der Studie beschrieben (vgl.
Abschnitt 7.2).

Im Teil A der Studie wurden Annahmen zu den Kosten und Nut-
zungsdauern dieser innovativen Technologien getroffen, die fir
diesen Teil der Studie Ubernommen werden. Es muss an dieser
Stelle jedoch betont werden, dass insbesondere zu den Nutzungs-
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dauern haufig noch keine verlasslichen Erfahrungswerte vorliegen,
so dass hier nur von einem ungefahren Durchschnittswert fur die
zu erwartenden Nutzungsdauern ausgegangen werden kann. Im
Allgemeinen kann angenommen werden, dass die Nutzungsdau-
ern z.T. deutlich geringer sind als die der konventionellen Netz-
technologien. Fir die innovativen Netztechnologien wird generell
eine durchschnittliche Nutzungsdauer von 20 Jahren unterstellt (im
Vergleich zu den 41 Jahren fur konventionelle Netzinvestitionen).
Diese Untersuchungsvariante wurde sowohl fiir das Szenario NEP
B 2012 als auch das Bundesléanderszenario berechnet und auch
auf die regulatorische Wirkung hin untersucht. In Abbildung 14.12
wird die Untersuchungsvariante fir die beiden Basisszenarien ver-
glichen. Die dazu gehdrigen Detailergebnisse sind in Tabelle 17.9
im Anhang dargestellt.
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Abbildung 14.12

Ergebnisse zur Variantenrechnung ,Innovative Netztechnologien®
(U.1) fur das Szenario NEP B 2012 und das Bundeslanderszenario

Durch den Einsatz innovativer Netztechnologien wird konventionel-
ler Netzausbau vermieden, wahrend die neu anfallenden Kosten
geringer ausfallen. Der Effekt der kirzeren Nutzungsdauer, die
sich negativ auf die IKV auswirken miisste, fallt dabei offenbar
weniger ins Gewicht. Insgesamt allerdings kann auch diese Unter-
suchungsvariante die IKV 2014 der Problemgruppe ,Gesamt-hoch*
nicht auf das Niveau der regulierten WACC anheben. Qualitativ
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sind die Ergebnisse wie erwartet. Die IKV verbessert sich bei allen
Netzbetreibern, am stérksten bei denjenigen mit hohem Erweite-
rungsbedarf. Die Effekte der IKV-Verbesserung treten in beiden
Basisszenarien auf, sind im Bundeslanderszenario jedoch etwas
starker als im Szenario NEP B 2012, weil mit dem gréf3eren Aus-
baubedarf auch das Vermeidungspotenzial gréf3er wird.

U.2: Anpassung der technischen Richtlinien

Fir diese Untersuchungsvariante wurden in Teil A der Studie die
Annahmen der optimierten Nutzung des Spannungsbandes der
EN 50160 sowie die Aussetzung des 2%- bzw. 3%-
Spannungskriteriums der MS- und NS-Anschlussrichtlinie zum
Anschluss von DEA getroffen (vgl. Abschnitt 7.3). Die optimierte
Nutzung erhoht die Effizienz der vorhandenen Kapazitat und ver-
meidet einen Teil des Netzausbaus.

Ein Nebeneffekt wirde auftreten insofern sich die Netzqualitat
bzw. —zuverlassigkeit verringert, indem die Standards groRzigiger
angewendet werden. Dies sind allerdings externe Effekte und wer-
den im Regulierungsmodell dieser Studie nicht beriicksichtigt.

Fur die Analyse des Regulierungsmodells wurden bei dieser Un-
tersuchungsvariante keine weiteren Annahmen getroffen. Insbe-
sondere heil3t das auch, dass netzseitig keine weiteren Kosten
anfallen.

Der primére Effekt dieser Untersuchungsvariante ist, dass Netz-
ausbau in einem gewissen Ausmald vermieden wird. Da der Inves-
titionsbedarf sinkt, werden die negativen Sockeleffekte geringer.
Abbildung 14.13 zeigt die Ergebnisse der Variantenrechnung im
Vergleich zur Hauptuntersuchung und den regulierten WACC. Die
Detailergebnisse sind in Tabelle 17.7 im Anhang dargestellt. Die
Abbildung verdeutlicht, dass sich die IKV insbesondere bei der
Problemgruppe ,Gesamt-niedrig” verbessert. Es wird nochmal
explizit darauf hingewiesen, dass mdogliche externe Kosten sowie
netzseitige Zusatzkosten eines solchen Szenarios nicht berlick-
sichtigt werden.
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Abbildung 14.13 Ergebnisse zur Variantenrechnung ,,Anpassung der technischen
Richtlinien* (U.2)

14.3.3 U.3: Leistungssteuerung von DEA

Diese Untersuchungsvariante wurde in der Praxis schon haufig
und auch kontrovers diskutiert. Das Problem ist die fluktuierende
Einspeisung aus WEA und PVA. Die Spitzenleistung wird nur sehr
selten erreicht; dennoch muss die Netzkapazitat auch fir die ma-
ximale Einspeiseleistung ausgebaut werden. Es werden fir die
wenigen Stunden mit maximaler Einspeisung ggf. hohe Netzinves-
titionen erforderlich. Es steht zur Debatte, ob es nicht sinnvoller ist,
die Netzkapazitat nicht fur die Maximalleistung auszubauen, son-
dern stattdessen in diesen wenigen Stunden die Einspeisung ab-
zuregeln. Konkret wird fir diese Untersuchungsvariante im Teil A
der Studie angenommen, dass PVA auf 70% und WEA auf 80%
der installierten Anlagenleistung abgeregelt werden koénnen (vgl.
Abschnitt 7.4).

Die Ergebnisse aus Teil A zeigen, dass durch diese MaRhahmen
Netzinvestitionen vermieden werden. Damit verringert sich das
investitionsbedingte Zeitverzugsproblem. Gleichwohl sind die an-
fallenden Kosten der Abregelung nutzerseitig und nicht netzseitig,
wenngleich nach der bisherigen Praxis eine Vergutung durch den
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Netzbetreiber erfolgen muss. Insofern eine solche Vergutung wei-
terhin anféllt, kbnnte diese nach der ARegV als ,dauerhaft nicht
beeinflussbare Kosten* weitergereicht werden, so dass sie im Mo-
dell nicht berticksichtigt wird. An dieser Stelle wird betont, dass die
moglichen Nachteile eines solchen Szenarios extern sind. Unter
anderem kann sich die Abregelung von Erneuerbaren Energien
ggf. negativ auf das Klimaziel auswirken. Diese Nebeneffekte wur-
den hier nicht mitmodelliert.

Die Ergebnisse werden in Abbildung 14.14 dargestellt. Die voll-
standigen Ergebnisse finden sich in Tabelle 17.7 im Anhang. Die
Ergebnisse sind denen der Untersuchungsvariante ,Anpassung
der technischen Richtlinien* qualitativ sehr ahnlich. Der verringerte
Investitionsbedarf schwéacht die investitionsbedingten Zeitverzugs-

probleme ab.
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Abbildung 14.14 Ergebnisse zur Variantenrechnung ,Leistungssteuerung DEA*
(U.3)
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14.3.4 U.4: Vorausschauende Netzausbauplanung

Diese Untersuchungsvariante geht im Vergleich zur Hauptuntersu-
chung von einer einen weiter vorausschauenden Netzausbaupla-
nung aus (vgl. Abschnitt 7.5 im Teil A der Studie). In der Hauptun-
tersuchung wurde mit sukzessiven einzelnen Schritten 2015 —
2020 - 2030 gerechnet. Hierbei schaut der Netzentwickler zu-
nachst, wie das Netz in 2015 auszusehen hat. Fir den nachsten
Schritt wird der Netzausbau fur 2020 ausgehend vom Stand 2015
geplant. Darauf aufbauend erfolgt schlieflich die Planung fir 2030.
Das ist zwar realistisch, jedoch nicht optimal. In dieser Untersu-
chungsvariante werden Einsparungen beim Netzausbau abge-
schatzt, die durch eine vorausschauende Netzausbauplanung rea-
lisierbar sind. Dabei geht der Netzplaner fir 2020 (2030) nicht vom
Stand 2015 (2020) aus, sondern plant das Netz jeweils aus heuti-
ger Sicht.

Im Rahmen dieser Untersuchungsvariante wird eine vorausschau-
ende Netzplanung fur 2030 untersucht. Fur die regulatorische Ana-
lyse muss fir dieses Szenario eine Annahme Uber die Verteilung
der Investitionen Uber die im Modell betrachteten Zeitschritte 2015,
2020 und 2030 getroffen werden, da diese nicht aus Teil A der
Studie hervorgehen. Da es realistisch erscheint, dass auch in die-
ser Variante ein groRer Teil der Investitionen zeitnah stattfinden
muss, unterstellen wir eine Verteilung der Investitionsausgaben,
die der Verteilung in der Hauptuntersuchung entspricht. Im Durch-
schnitt entspricht das einer Aufteilung von etwa 45%, 25% und
35% auf die Zeitschritte 2015, 2020 und 2030. Innerhalb der Zeit-
schritte erfolgt dann wie bei den anderen Varianten eine gleich-
mafige Verteilung auf die einzelnen Jahre.

Die Ergebnisse sind eindeutig. Eine vorausschauende Planung
vermeidet in einem gewissen MaRe Netzausbau, ohne dass zu-
satzliche Kosten anfallen. Offensichtlich verbessert sich dadurch
die IKV, wenn auch in geringem Umfang.

Abbildung 14.15 stellt die Ergebnisse fir die vier Gruppen dar. Die
Detailergebnisse je VNB finden sich in Tabelle 17.8 im Anhang.
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Abbildung 14.15 Ergebnisse zur Variantenrechnung ,Vorausschauende
Netzausbauplanung” (U.4)

14.3.5 U.5: Intelligentes Management von Lasten

Die vierte Untersuchungsvariante untersucht das intelligente Ma-
nagement von Lasten (Demand-Side-Management; DSM). Dieser
optimierende Mechanismus wird vom Elektrizitatsmarkt getrieben
fur Haushalte, Handel/Gewerbe und Industrie sowie Elektromobili-
tat zur Anpassung zwischen EE-Einspeisung und Lasten einge-
setzt. Wie in Teil A der Studie erwahnt wurde, wird in dieser Vari-
ante lediglich der Einfluss des Lastmanagements auf den Netz-
ausbaubedarf untersucht, da der Einfluss steuerbarer Einspeiser
als gering eingestuft wird (vgl. Abschnitt 7.6).

DSM st prinzipiell marktgetrieben, d.h. es wird eine deutschland-
weite Anpassung zwischen EE-Einspeisung und Lasten ange-
strebt. Somit kann der Einsatz des Lastmanagements das Verteil-
netz zuséatzlich belasten, wenn Lasten in Zeiten hoher Uberregio-
naler Einspeisung aus Erneuerbaren Energien und im lokalen
Starklastfall aufgrund von Marktsignalen zugeschaltet werden.
Andererseits kann das Lastmanagement auch netzentlastend ein-
gesetzt werden, indem Lasten im lokal vorliegenden Starklastfall
abgeschaltet werden.
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14.3.6

Im Prinzip fallen zusatzliche, netzseitige Kosten vor allem im IKT-
Bereich an (Software wie auch Hardware). Das entscheidende
Merkmal hierbei ist die z.T. sehr kurze Nutzungsdauer bei IKT-
Investitionen. Bei Hardware wird haufig etwa 4 Jahre unterstellt
und bei Software lediglich 2 Jahre.

Zu Beginn dieses Abschnitts wurde bereits dargelegt, dass fir
diese Untersuchungsvariante keine quantitative Darstellung der
regulatorischen Effekte erfolgt. Qualitativ lasst sich allerdings er-
warten, dass die IKV sich generell verschlechtern wiirde. Die Ein-
sparungen beim Netzausbau sind tendenziell gering, wahrend die
IKT-Investitionen erheblich sein kbnnen, so dass in der Summe
hohere Kosten anfallen. Ein wichtiger Aspekt dirfte aber die kurze
Nutzungsdauer sein. Die kurze Nutzungsdauer kann das Zeitver-
zugsproblem verscharfen; entscheidend ist, ob die IKT-Ausgaben
gleichm&Rig oder unregelmafig anfallen und ob sie in ein Fotojahr
fallen oder nicht. Falls sie zuféllig nicht in einem Fotojahr anfallen,
dann wirden Ausgaben mit einer Nutzungsdauer von nur 2 oder 4
Jahren mdglicherweise gar nicht mehr in die EOG einflieRen, was
die IKV zusatzlich reduzieren wirde.

U.6: Speichertechnologien

Die funfte Untersuchungsvariante analysiert die flaichendeckende
Integration dezentraler Speicher. Ahnlich dem Lastmanagement
kénnen Speicher sowohl marktseitig als auch netzseitig eingesetzt
werden. Im Falle eines marktseitigen Einsatzes kann das Netz
zusatzlich belastet werden. Erfolgt die Speichernutzung netzseitig,
kann eine optimierte Netznutzung erreicht werden, indem mit Hilfe
der Speichertechnologie die Fluktuationen besser ausgeglichen
werden.

Wie in Teil A der Studie beschrieben werden exemplarische Spei-
cher fir PV-Anlagen in der NS-Ebene und Speicher fiir WEA in der
HS-Ebene als realistische Speicheroptionen im Verteilnetz ange-
nommen. Vereinfachend wird davon ausgegangen, dass die Spei-
cherladeleistung und -entladeleistung gleich grof3 sind. Konkret
werden fur die NS-Ebene Speicher mit einer Leistung von 100%
der installierten PVS-Leistung angenommen. In der MS- und HS-
Ebene werden zusatzlich Speicher bei WEA installiert, die 20% der
WEA-Leistung entsprechen. Im Rahmen der Studie wird ange-
nommen, dass bei 20 % aller DEA im Jahr 2020 und 50 % aller
DEA im Jahr 2030 ein Speicher installiert ist (vgl. Abschnitt 7.7).
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14.3.7

Auch bei dieser Untersuchungsvariante fallen neue Investitionen
an, und es mussen Annahmen zu den Kosten und Nutzungsdau-
ern gemacht werden. Zu unterscheiden ist allerdings zwischen
nutzerseitigen und netzseitigen Kosten. Die nutzerseitigen Kosten
sind zwar reale Kosten und damit gesamtwirtschaftlich relevant,
fallen aber nicht beim Netz an. Nur die Letzteren betreffen die re-
gulatorischen Kosten und mussen entsprechend hier betrachtet
werden. Oben wurde bereits dargelegt, dass fiir diese Untersu-
chungsvariante keine quantitative Darstellung der regulatorischen
Effekte erfolgt. Es liegen derzeit keine zuverlassigen Daten zu
Kosten und Nutzungsdauern der zukinftigen Speichertechnolo-
gien vor. Eine Analyse ware dementsprechend entweder unvoll-
standig oder unzuverlassig. Qualitativ kann im Fall einer netzseiti-
gen Speichernutzung allerdings eine recht eindeutige Aussage zu
den erwarteten Effekten getroffen werden. Wie im Fall des netzsei-
tigen Lastmanagements kann auch fir den Einsatz der Speicher
eine Verbesserung der IKV erwartet werden, da die Investitions-
problematik abgemildert wird. Die GréRenordnung hangt natirlich
entscheidend von der Investitionsvermeidung einerseits und den
Kosten der Speichertechnologien andererseits ab.

U.7: Lastreduktion durch Effizienzsteigerung

Wie in Teil A der Studie beschrieben, wird fir diese Untersu-
chungsvariante eine Reduktion der Stromnachfrage als Folge von
Effizienzsteigerungen angenommen (vgl. Abschnitt 7.8).

Fur die regulatorische Analyse ist die Untersuchungsvariante un-
problematisch, weil keine weiteren Annahmen getroffen werden
mussen. Insbesondere fallen keine weiteren Kosten an bzw. sind
anfallende Kosten nutzerseitig und somit auf3erhalb der regulatori-
schen Analyse.

Die Effekte von Untersuchungsvariante U.7 sind quantitativ gering
aber qualitativ auf den ersten Blick ein wenig Uberraschend, da der
Netzausbaubedarf steigt anstatt zu fallen. Offensichtlich verschéarft
sich damit das Zeitverzugsproblem, wenn auch geringfligig. Eine
Erklarung fir die Effekte ist die Zunahme des Ausbaubedarfs auf
Grund der Umkehrung von Lastflissen in Zeiten hoher dezentraler
Einspeisung im Vergleich zur lokalen Nachfrage sein. Wie die Er-
gebnisdarstellung in Abbildung 14.16 zeigt, kommt es durch den
erhdhten Investitionsbedarf insgesamt bei allen Gruppen zu einer
leichten Verringerung der IKV. Die detaillierten Ergebnisse je VNB
werden in Tabelle 17.8 wiedergegeben.
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Abbildung 14.16 Ergebnisse zur Variantenrechnung ,Lastreduktion“ (U.7)

14.3.8 Wesentliche Ergebnisse zu den Varianten-
rechnungen

Betrachtet man die Ergebnisse zu den Variantenrechnungen im
Uberblick fiir die Problemgruppe ,Gesamt-hoch®, so ergibt sich das
in Abbildung 14.17 dargestellte Bild. Hierbei sind die Varianten
nach der Rendite sortiert.

Aus den Ergebnissen lassen sich zwei wesentliche Schlussfolge-
rungen ableiten.

e Zum einen ist erkennbar, dass keine der betrachteten Vari-
anten das Suffizienzproblem fur die Problemgruppe ,Ge-
samt-hoch® vollstandig l0st. Intelligente MaRnahmen sind
zweifelsfrei wichtig, kénnen aber das regulierungstechni-
sche Zeitverzugsproblem nicht l6sen.

e Zum anderen zeigt sich in den Ergebnissen zu den Varian-
ten der direkte Bezug zwischen dem Suffizienzproblem und
dem netzseitigen Investitionsbedarf. Vergleicht man (fur
gegebenen Ersatzbedarf) die relativen Renditen der Vari-
anten mit dem entsprechenden Erweiterungsbedarfs (vgl.
Abbildung 1.4 im Teil A der Studie) so sieht man, dass die-
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se Zahlen erwartungsgemalf fast spiegelbildlich sind. Die-
jenigen Varianten, die zu einer Vermeidung von Investitio-
nen beitragen, fuhren zu einer Renditeverbesserung der
VNB, wahrend eine Verscharfung des Investitionsproblems
den gegenteiligen Effekt hat. Auch dies bestatigt das Er-
gebnis, dass ein hoher Investitionsbedarf zu einer systema-
tischen Verschlechterung der Rendite der VNB fihrt.

@ Reg. WACC

0,00%

Abbildung 14.17

Variantenrechnungen fur die Gruppe ,Gesamt-hoch*

Kernaussagen

Hauptuntersuchungen:

Als zentrale Schlussfolgerung dieser Studie zeigt sich bei den
Hauptuntersuchungen (Szenario NEP B 2012 und Bundeslan-
derszenario), dass die Suffizienz unter der derzeitigen ARegV fir
Netzbetreiber mit hohem Investitionsbedarf nicht garantiert ist.

Fur beide Szenarien spielt der Sockeleffekt aus Altanlagen eine
grol3e Rolle. Dieser wird, wie im Studiendesign vereinbart, mitbe-
trachtet. Eine Analyse der Ergebnisse ohne Sockeleffekt aus Alt-
anlagen reduziert die IKV noch einmal deutlich, so dass Zweifel
bezlglich der Investitionsanreize unter der gegenwartigen ARegV
angebracht scheinen.
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Anpassungen der ARegV:

Die hier betrachteten Anpassungen der ARegV betreffen zum ei-
nen mdogliche Strukturanpassungen zur Verminderung des Zeit-
verzugsproblems der Anreizregulierung und zum anderen Mal3-
nahmen zur Niveauanpassung der Regulierungsinstrumente. Ein
Investitionsfaktor auf Istkostenbasis behebt nur das ,t-5
Zeitproblem und wére, auch mit einem monetéren Ausgleich wie in
Osterreich, fur sich genommen nicht ausreichend, um die IKV auf
das Niveau der regulierten WACC anzuheben. Ein Investitionsfak-
tor auf Plankostenbasis (Norwegenmodell) geht zusatzlich — zu-
mindest fiur die CAPEX — das ,t-2“-Problem an. Hierdurch kann
CAPEX-seitig das Zeitverzugsproblem weitgehend gel6st werden.

Alternativ kann eine Erhdhung der IKV durch eine Renditeanhe-
bung fir Neuinvestitionen (Investitionsbonus), eine Senkung der
X-Faktoren oder eine Erhéhung des Erweiterungsfaktors erreicht
werden. Diese Niveauinstrumente bewirken unmittelbar eine Erho-
hung der IKV, sind jedoch undifferenziert, da sie fur alle Netzbe-
treiber gelten und nicht nur dort wirksam werden, wo sie benétigt
werden. Mit Strukturanpassungen hingegen kénnen die Problem-

falle differenziert angegangen werden. Bezuglich der Frage, ob
und in welcher Form ein Investitionsfaktor auf Plankostenbasis flr

Deutschland infrage kommt, empfiehlt sich eine tiefer gehende
Studie.

Variantenrechnungen:

Bei den Variantenrechnungen, die alternative Entwicklungsszena-
rien unterstellen, zeigt sich, dass MaBnahmen, die zu einer Verrin-
gerung des Netzausbaubedarfs beitragen (insb. Innovative Netz-
technologien), tendenziell positive Auswirkungen auf die IKV ha-
ben. Jedoch zeigt sich bei genauerer Analyse, dass die Investiti-
onsverringerungen das Problem der unzureichenden Suffizienz bei
Netzbetreibern mit hohem Investitionsbedarf zwar mildern, jedoch
nicht I6sen. Grundsatzlich bleibt der Zielkonflikt zwischen dem
Investitionsbedarf und der Auskdémmlichkeit der Anreizregulierung
folglich bestehen.

Darlber hinaus kénnen bei den Varianten externe Kosten auf3er-
halb des Netzes auftreten, die im Rahmen dieser regulatorischen
Untersuchung unberticksichtigt bleiben
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Leitgedanken

Im diesem Kapitel werden sekundare Anreizwirkungen, die im vo-
rangegangenen Kapitel nur sehr begrenzt angesprochen werden
konnten, analytisch diskutiert.

Erstens wird die Anreizwirkung der Regulierungsvarianten umfas-

sender aufgegriffen. Zweitens wird die Anreizwirkung des Erweite-
rungsfaktors vertieft. Drittens wird auf die Netzentgeltstruktur ein-
gegangen. Schliel3lich werden im vierten Abschnitt die Anreize zur

Investitionsvermeidung diskutiert

Kapitel 14 hat ausfihrlich die Ergebnisse der ,Suffizienz-Analyse“
dargestellt: Die Ergebnisse charakterisieren, inwiefern der Erlos-
rickfluss unter der ARegV und moéglichen Anpassungen aus-
kommlich ist, um die Kosten des Um- und Ausbaus zu decken. Die
Wirtschaftlichkeit der Investitionen setzt sicherlich ganz primére
Anreize fur die Investitionstétigkeit: Sollte die Suffizienz nicht ge-
geben sein, muss befiirchtet werden, dass Investoren den Investi-
tionen skeptisch gegentiber stehen werden. Sollte umgekehrt die
Wirtschaftlichkeit einer Investition sehr hoch sein, so werden In-
vestitionen tendenziell friihzeitig durchgefihrt.

Neben diesen priméren Investitionsanreizen, die unmittelbar auf
die Wirtschaftlichkeit zurickzufuhren sind, gibt es aber sekundéare
Anreizwirkungen, die in der obigen Betrachtung weitgehend aus-
geblendet werden. Diese sekundaren Anreizwirkungen werden
ansatzweise analytisch in diesem Kapitel diskutiert. Wir unter-
scheiden vier Unterkapitel. Erstens werden einzelne Themen zur
Anreizwirkung der Regulierungsvarianten aufgegriffen, die die Dis-
kussion in Abschnitt 14.2 um die Anpassungen der ARegV vervoll-
standigen. Zweitens wird die Anreizwirkung des Erweiterungsfak-
tors vertieft, womit die Analyse im Abschnitt 14.2.6 um die Be-
trachtung der Anreizwirkung erweitert wird. Drittens erfolgt eine
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Diskussion der Netzentgeltstruktur und der Thematik vermiedener
Netznutzungsentgelte. Im letzten Unterkapitel werden die Anreize
zur Investitionsvermeidung diskutiert.

Die Anreizwirkung der Systeme
Im Vergleich

Wie oben bereits angedeutet, bestimmt die Investitionsproblematik
in vielen Landern die Regulierungsdebatte, und viele Systeme
werden derzeit investitionsbedingt angepasst (vgl. [15]). Die zent-
rale Unterscheidung bei den Regulierungsmodellen, die sich all-
mahlich herausbildet, ist die zwischen einem Ex-ante und Ex-post-
Ansatz fur den Effizienztest (oder ,Regulierungstest®).

Das Modell in Deutschland ist beziglich der Erlésobergrenze ein
Ex-ante-Ansatz. Der Erlospfad wird ex ante bestimmt und wéhrend
die Regulierungsperiode nicht mehr gedndert. Bezliglich des Effi-
zienztests sind die Modelle z.B. in Deutschland, Osterreich und
Norwegen Ex-post-Ansatze. Der eigentliche Effizienztest, ob die
Investition notwendig ist (,used and useful*) und ob die Investition
zu effizienten Kosten getatigt werden (,cost efficiency”) ist das Ex-
post Benchmarking. Vorausgesetzt, dass das Benchmarking ein
aussagekraftiger, zuverlassiger Mal3stab fur die relative Effizienz
ist, kann das Benchmarking im Prinzip den Effizienztest vollstandig
Ubernehmen, so dass weitere regulatorische Genehmigungsver-
fahren im Prinzip Uberfliissig sind. Nach dieser Logik mussen In-
vestitionen nicht explizit genehmigt und kénnen nach Ermessen
der VNB in die EOG umgesetzt werden. Mit anderen Worten, die
BNetzA muss Investitionen (z.B. InvestitionsmafRnahmen nach
823) gar nicht prifen, wenn das Benchmarking das bereits Uiber-
nimmt. Es drohte sogar die Gefahr einer doppelten Prifung, wenn
zum einen der Regulierer die Investitionen ex-ante prift, und das
Benchmarking ex-post nochmal eine Effizienzprifung macht. Das
Modell in Osterreich macht z.B. genau das, und der Vorschlag der
Landesregulierungsbehérden greift diesen Punkt auf. Die Eleganz
dabei ist, dass das Problem der 900 zu prifenden VNB umgangen
wird. Ein zweites zu diesem Ansatz gehorendes Element ist die
relativ schnelle Anpassung der EOG an die CAPEX; z.B. kdnnte
die EOG jedes Jahr den CAPEX nach den neuen Buchwerten an-
gepasst werden. Diese Anpassung ist nicht sehr aufwendig, da nur
neue Buchwerte betroffen sind und daher keine Kosten- oder Effi-
zienzprifung notwendig ist. Die Regulierungsperiode fur OPEX
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kann, ungeachtet der Anpassungen um die CAPEX, weiterhin wie
gewohnt 5 Jahre betragen. Im Grunde entstiinde so ein hybrider
Ansatz: ein kostenbasierter Ansatz fur CAPEX und eine Anreizre-
gulierung fur OPEX. Die Anreizwirkung, die CAPEX-Effizienz zu
verbessern, wird dadurch sehr gering. Dieser Nachteil ist jedoch
unwesentlich, da bei einer bereits getatigten Investition die
CAPEX-Effizienz nachtraglich nicht mehr wesentlich korrigiert
werden kann (,sunk investment*). Das Potenzial fir Effizienzver-
besserungen liegt bei den OPEX und Investitionen, nicht bei Altan-
lagen. Mit einer Neuorientierung zur Kostenbasiertheit bei CAPEX
kommt unmittelbar der Anreiz zu dem aus der Literatur bekannten
Phanomen des ,gold-platings“** zuriick. Da die CAPEX weitestge-
hend weitergereicht werden kdnnen, entsteht (zumindest theore-
tisch) der Anreiz fur eine zu kapitalintensive Produktionsweise. Der
Zielkonflikt besteht folglich darin, dass die schnelle Anpassung den
Erlosriickfluss sichert, aber die Effizienzanreize reduziert. Diese
Anreizwirkung hat als weitere Konsequenz, dass die Anreize zur
effizienten Investitionsvermeidung nicht gesichert sind. Dieses
Dilemma ist das wichtigste Merkmal der momentanen Debatte:
Wenn das Problem der mangelnden Investitionsanreize angegan-
gen wird, entsteht das Problem, dass die Anreize zu weit in die

andere Richtung gehen kénnen.
Die obere Methodik mit einer jahrlichen EOG-Anpassung an die

CAPEX-Buchwerte l6st zwar das ,t-5*-Zeitverzugsproblem. Jedoch
verbleibt noch das ,t-2“-Problem, das dadurch entsteht, dass die
Ist-Werte erst mit 2 Jahren Verzégerung in die Regulierung einflie-
Ben. Die Antwort darauf ist die Berlicksichtigung von Plankosten in
der Regulierung. In Osterreich basiert der Ansatz auf Istkosten,
wobei zur Behebung des ,t-2“-Problems ein finanzieller Ausgleich
gewahrt wird, wahrend das System in Norwegen auf Plankosten
setzt. In Osterreich wurde der Plankostenansatz explizit nicht ge-
wahlt, aus Sorge, dass die Plankostenbasis kinstlich inflationiert
wirde, um die Erlésobergrenze anzuheben. Zwar gibt es spater
einen Plan-Ist-Abgleich zur Korrektur der Differenzen, jedoch ha-
ben die Netzbetreiber zunachst einen Liquiditats- und ggf. einen
Zinsvorteil. Offenbar wird dieses Problem in Norwegen als weniger
gravierend angesehen.

Dieser Ansatz hangt entscheidend mit dem Benchmarking zu-
sammen. Die Zusammenstellung und die Qualitat des Benchmarks

** Der sogenannte ,Averch-Johnson“-Effekt [6]
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bestimmen im Prinzip auch die Investitionsanreize und kénnen
somit auch zu Verzerrungen fuhren. Da das Benchmarking der
alleinige Effizienztest ware, muss zwangslaufig CAPEX auch Teil
des Benchmarkings sein, weil es sonst Giberhaupt keinen Effizienz-
test fur die Investitionen mehr gébe. Damit ergeben sich zwei
Probleme. Zum einen ist weitgehend unbekannt, wie das zukinfti-
ge Benchmarking aussehen wird. Dem Benchmarking sollte eine
maoglichst korrekte Definition des Outputs eines Netzes zu Grunde
liegen; die Leistungsaufgabe der Stromnetze andert sich im Zuge
der Energiewende aber gerade massiv, so dass auch das Bench-
marking sich &ndern wird und muss. Obwohl weitgehend unklar ist,
wie eine solche Anderung genau aussehen sollte, miissen die er-
forderlichen Investitionen jetzt und somit unter erheblicher Unsi-
cherheit getéatigt werden. Zum anderen erhoht einen Ex-post-
Effizienztest die Investitionsunsicherheit (vgl. [17]). Eine Gewiss-
heit, ob die Investition als effizient und notwendig betrachtet wird,
gibt es erst, nachdem die Investition unwiderruflich getatigt wurde.
Bei einem Ex-ante-Ansatz erfolgt der Test vor der Investition; der
Investor kann dann seine Entscheidung noch revidieren. Die Ver-
ringerung von genau dieser Regulierungsunsicherheit ist ein ent-
scheidender Vorteil des Ex-ante-Ansatzes.

In Abschnitt 14.2.4 wurde auch der Investitionsbonus behandelt.
Ein Investitionsbonus, bekannt z.B. aus den USA, ist eine zeitliche
befristete hdhere Verzinsung fiir neue Anlagen (sprich Investitio-
nen). Die konkrete Anreizwirkung fur die Investitionstatigkeit ent-
spricht der unter kostenbasierter Regulierung. Die Investition als
Entscheidung der Firma lést eine Anderung der EOG aus. Genau
diese Verbindung versucht die Anreizregulierung zu umgehen,
wahrend sie der Kern der kostenbasierten Regulierung ist. Es
kann daher auch nicht Uberraschen, dass die Anreizwirkung positiv
fur die Investitionen ist. In einem formalen Ansatz zeigen [18],
dass ein solcher Bonus Investitionsaktivtaten eindeutig beschleu-
nigt.

Das RIIO Modell in Grof3britannien

Das Regulierungsmodell in GroRRbritannien dagegen ist ein typi-
scher Ex-ante-Ansatz. Das Modell ist dem Prinzip der Investiti-
onsmafinahmen nach 823 ARegV sehr &hnlich. Ein systemati-
scher Ex-ante-Ansatz wurde in dieser Studie bislang kaum ange-
sprochen, weil die ARegV im Wesentlichen ein Ex-post-Ansatz ist



Weiterfiihrende Uberlegungen zur Anreizregulierung — [eZL

und 823 ARegV fiur die VNB nicht angewendet wird. Aus diesem
Grunde wird der Ex-ante-Ansatz in Grof3britannien und dessen
Anreizwirkungen an dieser Stelle etwa ausfuhrlicher besprochen.
Nachdem Grof3britannien schon seit etwa 20 Jahren ein System
der Anreizregulierung hat, hat der Regulierer Ofgem beschlossen,
das Regulierungsmodell unter der neuen Bezeichnung RIIO grund-
legend anzupassen. Die Abkiirzung RIIO steht dabei fir ,Revenue
using Incentives to deliver Innovation and Outputs“. Auch hier
steht die Entwicklung zu einer nachhaltigen Energieversorgung im
Vordergrund, die nach der Vorstellung von Ofgem eine Anderung
der Regulierung erforderlich macht. Der Ubergang zum RIIO-
System erfolgt schrittweise und wird momentan fiir die UNB um-
gesetzt. Wichtige Aspekte des neuen Regulierungsrahmens sind
die folgenden (s. [74] und [75]):

e Die Regulierungsperiode wird auf acht Jahre erhdht, wobei
eine zwischenzeitliche Uberpriifung nach vier Jahren er-
folgt. Dies erhoht einerseits die Planungssicherheit und
damit die Anreizwirkung der Regulierung, andererseits
steigt naturlich auch die Gefahr, dass externe Verénderun-
gen auftreten, dem das Regulierungssystem nur unzu-
reichend Rechnung tragt.

e Die Outputdefinition wurde auf sechs Gruppen von Indika-
toren erweitert, die dem breiter und komplexer gewordenen
Aufgabengebiet der Netzbetreiber besser gerecht werden
soll. Die Indikatoren sind 1) Konsumentenzufriedenheit, 2)
Sicherheit, 3) Zuverlassigkeit und Verfugbarkeit, 4) Netz-
anschlussbedingungen, 5) Umwelteffekte und 6) Soziale
Verantwortung. An sich ist keines dieser Ziele neu; innova-
tiv ist jedoch deren explizite Einbeziehung als messbare
Indikatoren in die Regulierung. Auffallig ist, dass sich das
Ziel der Regulierung, das bislang vorrangig vom Effizienz-
gedanken gepragt war, zu einer breiteren Betrachtung von
Outputs erweitert hat. Dies kann zu einer wesentlich kom-
plexeren Regulierung, insbesondere hinsichtlich der Be-
rechnung der EOG, fiihren. Ubertragt man den Ansatz auf
ein Benchmarking-orientiertes System wie die gegenwarti-
ge ARegV, bedeutet das, dass die Outputindikatoren in der
einen oder anderen Form auch in die Benchmarking-
Berechnungen integriert werden sollten.

e Wie auch zuvor schon, soll die EOG ex-ante auf Basis
prognostizierter Investitionserfordernisse bestimmt werden
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(,baseline allowances"), die unter RIIO auf ,Business-
Planen“ beruhen, die vom Regulierer hinsichtlich der Not-
wendigkeit und Kosteneffizienz der geplanten Investitionen
geprift werden.

e Zusatzlich zu diesen baseline allowances gibt es eine
Gruppe von Mechanismen, um den Unsicherheiten im Lau-
fe der achtjahrigen Regulierungsperiode zu begegnen
([75], S. 91). Anreizelemente basieren auf einer Risikotei-
lung zwischen Netzbetreiber und Konsumenten im Falle
abweichender Kosten.

Insgesamt basiert das UK-System auf einer ex-ante Festlegung
der Erlése und der Anreizmechanismen. Wichtig zu erwahnen ist,
dass mit der ex-ante Genehmigung auch ein Verzicht auf ein ex-
post Benchmarking verbunden ist. Die offensichtliche Schwierig-
keit dabei ist die ex-ante Bewertung der von den Netzbetreibern
vorgelegten Business-Plane. Abbildung 15.1 illustriert die Instru-
mente, die Ofgem zur Bewertung der Ausgabenplane einsetzt.
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Review of company evidence in plan/testing of company assumptions

Totex benchmarking
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Use of high level comparisons
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Random inspections focused on one aspect of the plan
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Use of market testing evidence

Option to require companies to undertake further market testing

Bewertung der Business-Plane (Quelle: [75], S.63)

Es sollte erwahnt werden, dass auch Ofgem Gebrauch eines (ex-
ante) Benchmarking macht, dieses jedoch nicht explizit zur Be-
stimmung der X-Faktoren eingesetzt wird, sondern unterstiitzend
in die Bewertung der Business-Pléane einflief3t.

Die Anreizmechanismen beruhen im Wesentlichen auf so genann-
ten sliding scales, also einer Risikoteilung zwischen Netzbetrei-
bern und Kunden. Diese bedeutet, dass die Unternehmen Teile
der Kostenabweichungen selbst tragen missen bzw. als Zusatz-

349




Weiterfllhrende Uberlegungen zur Anreizregulierung

15.2

gewinne einbehalten dirfen. Im Falle eines menu of sliding scales
kann der Netzbetreiber selbst den Anreizfaktor entsprechend sei-
ner Risikobereitschaft wahlen, d.h. er kann, wenn er Abstriche bei
der Rendite in Kauf nimmt, einen geringeren Risikoanteil wahlen,
so dass er naher bei einer kostenbasierten Regulierung als einer
Anreizregulierung liegt.

Damit das beschriebene Regulierungssystem und die damit ver-
bundenen Anreize Uberhaupt funktionieren, muss zum einen natr-
lich eine mdglichst adaquate Definition der Outputindikatoren er-
folgen. Zum anderen muss auf ex-post Anpassungen der Erlése
verzichtet werden, um die gewtinschte Anreizwirkung zu erzielen,
was Ofgem auch explizit erklart.

In diesem Kontext sollte die Anreizwirkung von Ex ante-Elementen
wie etwa dem EF erwdhnt werden. Der EF in der deutschen
ARegV entfaltet, wie dies generell im UK-System der Fall ist, eine
doppelte Wirkung. Zum einen erlaubt der EF durch einen hoéheren
Erlosriickfluss mehr finanziellen Spielraum fir die Investitionstatig-
keit der Netzbetreiber. Zum anderen aber sichert die Entkoppelung
des EF von den zu Grunde liegenden Kosten die Anreize zur Kos-
teneffizienz und Investitionsvermeidung. Der Teil der EF-Erlose,
der nicht ausgegeben wird, ist ein Zusatzgewinn fir den Netzbe-
treiber, und hieraus resultiert auch die Anreizwirkung. Das kann
naturlich auch in die andere Richtung gehen: Anreize kdnnen auch
so stark sein, dass zu Lasten der notwendigen Investitionen zu
wenig ausgegeben wird. Ein kleiner Unterschied zwischen EF und
dem UK System gilt es zu erwdhnen. Die Erl6se des EF sind zwar
nicht an Kosten gekoppelt, jedoch an die Outputindikatoren (insb.
neuen Einspeisepunkten), die als Proxy fir die Netzinvestitionen
dienen. Der Ausbau neuer Einspeisepunkte sind auch Investiti-
onsausgaben, so dass es indirekt doch eine Verbindung zwischen
Erlédsen und Ausgaben gibt.

Der Erweiterungsfaktor

Der Erweiterungsfaktor (EF) zielt explizit darauf ab, das ,t-5%
Zeitverzugsproblem anzugehen. Abschnitt 14.2.6 fiihrte den De-
ckungsgrad des aktuellen EFs aus. Dabei betraf die Analyse vor-
wiegend die Suffizienz, wahrend die Frage der Anreizwirkung des
EF dabei etwas in den Hintergrund gertickt ist. Dieser Abschnitt
bietet eine kritische Analyse des EF.

350




Weiterfiihrende Uberlegungen zur Anreizregulierung  REB)!

Der EF steht derzeit stark in der Diskussion, und es hat bereits
viele Anpassungsvorschlage gegeben (vgl. insb. [43] und [91]).
Teilweise sind die Kritikpunkte sehr detailliert, teilweise aber auch
recht generell.

Auch wenn der EF an sich zunachst das Zeitverzugsproblem an-
geht, sind dennoch in der genauen Methode folgende Punkte zu
kritisieren.

Die EF-Formel und die Auswirkung auf die EOG erscheinen wenig
robust. Kleine Anderungen in den zu Grunde liegenden Daten o-
der Unterschiede zwischen VNB haben ggf. recht groRe Auswir-
kungen auf den Erl6sriickfluss. Folgende Faktoren wirken dabei im
Besonderen auf den EF ein und fuhren zu ernstzunehmenden Ver-
teilungseffekten:

e Die NetzgrolRe, dargestellt durch die Anzahl der An-
schlusspunkte, die in der EF Formel die Berechnungsbasis
im Nenner bildet. Bei einem grof3en Netz sind dadurch die
Zusatzeffekte im Verhaltnis geringer. Dieser Effekt verrin-
gert den EF. Der EF allerdings multipliziert sich mit der Ge-
samtbasis, was die absolute Summe an EF-Erlése wiede-
rum vergroRRert. Unter dem Strich ist unklar, ob die Indikato-
ren (insb. AEP) die anfallenden Investitionskosten wirklich
gut reflektieren.

e Das Alter der Anlagen. Der EF wird mit der Kostenbasis
multipliziert. Durch Abschreibungen fallen die Kapitalkosten
mechanisch mit dem Alter der Anlagen. Konkret impliziert
das, dass die gleiche Erweiterung (z.B. gleiche Anzahl
neue EP) bei einem alten Netz geringere Erlése aus dem
EF erwirtschaften als bei einem jungen Netz. Es erscheint
wenig plausibel, dass sich dieser Unterschied auch kosten-
seitig widerspiegelt.

e Wie auch aus Kapitel 14.2.6 ersichtlich, bewirkt der EF er-
hebliche Unterschiede zwischen VNB. Ein mittlerweile fast
klassischer Unterschied besteht zwischen Netzen, bei de-
nen der Ausbau PV-bedingt ist und solchen, bei denen der
Ausbau wind-bedingt ist. In aller Regel zahlen PV-Anlagen
und Windrader jeweils als ein neuer EP; jedoch sind die
Leistung und die Auswirkungen auf das betroffene Netz
sehr unterschiedlich. Weitere Grunde fir Unterschiede
beim EF fur struktur&hnliche Netze wurden bereits oben
diskutiert.
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Ein weiterer nennenswerter Unterschied besteht in der Be-
deutung von Rickspeisungen, die nur bedingt im Erweite-
rungsfaktor abgebildet werden.

Insgesamt ist festzuhalten, dass der EF auch auf strukturdhnliche
VNB sehr unterschiedliche Auswirkungen haben kann, so dass
Zweifel an der Genauigkeit der Kostenabbildung des EF ange-
bracht sind.

Theoretisch muss erwartet werden, dass es trotz einer tendenziel-
len Uberdeckung durch den Erweiterungsfaktor zu ,Unterinvestiti-
onen“ kommt:

Wie oben dargestellt ist die Verteilung des EF zwischen
VNB unterschiedlich. Es sei angenommen, dass manche
VNB zu viele Erldse aus dem EF haben und andere zu we-
nige. Jene VNB, die ,zu wenig“ haben, werden versuchen,
Investitionen zu vermeiden oder in die Zukunft zu schieben,
um die Unterdeckung moglichst zu reduzieren. Jene Netz-
betreiber, die ,zu viele* EF-Erlése haben, werden eine sol-
che Anpassung nicht machen und haben somit eine Uber-
deckung. Im Mittel wirden wir auf Uberdeckung schlieRRen,
wahrend es im Hintergrund eigentlich ein Verteilungsprob-
lem gibt.

Wie ausfuhrlich in Abschnitt 14.2.6 diskutiert, ist der EF ein
Ex-ante-Element. Insofern die Modellparameter nicht un-
mittelbar Netzinvestitionen reflektieren, besteht der Anreiz,
die EF-Erlose nicht als Netzinvestition auszugeben. Das
entspricht genau dem bereits angesprochenen Anreizef-
fekt. Im Grunde ist dieser Anreizeffekt gewollt und effizient;
es wird dem VNB Uberlassen zu unterscheiden, welche In-
vestitionen notwendig und effizient sind. In diesem Sinne
sind Einsparungen zunachst eine effiziente Investitions-
vermeidung; jedoch kann das auch zu weit fihren, insoweit
auch auf effiziente Erweiterungen verzichtet wird. Die
Grenze ist sehr schwierig zu ziehen, wie das mittlerweile
klassische ,asset sweating“-Problem in GroRRbritannien
zeigt.

Ein weiteres Thema sind sprungfixe Kosten beim Netzaus-
bau. Der EF bestimmt sich nach Erweiterungen insheson-
dere bei Einspeisepunkten, nicht jedoch nach dem tatsach-
lichen Netzausbau. Die Entwicklung der EP ist weitgehend
vom Ausbau der Erneuerbaren Erzeuger bestimmt und
folgt genau diesem Verlauf. Die Verstarkung des zu Grun-
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de liegenden Netzes ist durch sprungfixe Kosten gekenn-
zeichnet. Folglich kann der EF fir einen Netzteil langere
Zeit héher sein als der Erweiterungsbedarf erfordert, wah-
rend er ab einem bestimmten Investitionspunkt nicht mehr
ausreicht, um die Kosten zu decken. Auch wenn der EF
insgesamt auskdmmlich ist, kann also wiederum ein Zeit-
verzugsproblem auftreten.

Insgesamt ist die Beurteilung des EF nicht eindeutig.

Positiv anzumerken ist, dass der EF das Zeitverzugsproblem an-
geht, wenn auch nicht vollstandig 16st. So verbleibt ein Zeitverzug
von 0,5 bis 1,5 Jahren, je nach Zeitpunkt des Parameterzuwach-
ses. Positiv ist ferner, dass der EF an sich Anreize zu effizienter
Investitionsvermeidung setzt und in diesem Sinne dem Grundge-
danken der Anreizregulierung entspricht.

Negativ zu vermerken ist, dass es sich als problematisch erweist,
den Netzausbaubedarf mit Hilfe von Outputindikatoren korrekt zu
fassen, mit dem Ergebnis, dass es zu erheblichen, nicht immer
sachgerechten Unterschieden in den Auswirkungen des EF auf
strukturéahnliche VNB kommt. Es ist verstandlicherweise schwierig,
eine ,one-size-fits-all*-Losung zu finden, die allen 900 VNB ge-
recht wird.

Netzentgeltstruktur

Auch die Netzentgeltstruktur, die im Wesentlichen in der Netzent-
geltverordnung (StromNEV) geregelt wird, steht bedingt durch die
neueren Entwicklungen unter Anpassungsdruck. Zwei Entwicklun-
gen sind von besonderer Bedeutung. Der héhere Netzinvestitions-
bedarf wirft verstarkt die Frage auf, wer flr die hoheren Kosten
aufkommt und wie der Investitionsbedarf effektiv verringert werden
kann. Auch hier spielt die Netzentgeltstruktur eine Rolle. Zum an-
deren &ndert die Entwicklung hin zu stéarkerer dezentraler Einspei-
sung und Energieeffizienz die Netznutzung; die zunehmende ,Re-
serveaufgabe” des Netzes erfordert eine angepasste Entgeltstruk-
tur (vgl. Abschnitt 15.3.3). Unten werden einige Aspekte aus der
aktuellen Diskussion um die Netzentgeltstruktur aufgegriffen.
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15.3.1 Wer bezahlt derzeit fir den Netzausbau?

Die Kosten fur das Netz werden Uber Netzanschluss und Netznut-
zungsgebihren refinanziert. Die Netzanschlusskosten sind die
Kosten fur die Herstellung oder Anderung von Netzanschliissen
und fallen einmalig an. Der Kunde wird an diesen Kosten lber die
Netzanschlussgebihr beteiligt. Die Berechnung der Netzan-
schlusskosten kann dabei pauschal auf Basis vergleichbarer Falle
vorgenommen werden (NAV 89(1)). Kosten fir MaBnahmen, die
aufgrund des neuen Anschlusses im reguldren Netz notwendig
werden, sind nicht Bestandteil der Netzanschlussgebihren, son-
dern gehen in die Netznutzungsentgelte ein. Das heil3t es werden
shallow connection costs erhoben. Im Gegensatz dazu wirden
deep connection costs auch notwendige Ausbau- und Verstar-
kungsmafinahmen tiefer im Netz dem Neuanschluss zurechnen.
Der Netzbetreiber kann allerdings einen Baukostenzuschuss erhe-
ben. Dieser dient dazu, die ,notwendigen Kosten fur die Erstellung
oder Verstarkung der drtlichen Verteileranlagen des Niederspan-
nungsnetzes einschlie3lich Transformatorenstationen” teilweise zu
decken (NAV 8§ 11). Baukostenzuschiisse werden auf Basis der
Leistungsanforderung des Anschlusses berechnet und dienen da-
zu, Uberhohte Kapazitatsanforderungen der Nutzer zu verhindern.
Sie durfen hochstens 50% der anfallenden Kosten abdecken und
werden bei der Berechnung der Netzentgelte kostenmindernd gel-
tend gemacht.

Fir die Nutzung des Netzes werden Netznutzungsentgelte erho-
ben. Obwohl Erzeuger ebenso wie Verbraucher das Netz nutzen,
werden Netznutzungsentgelte in Deutschland ausschlief3lich von
den Verbrauchern erhoben. ,Fir die Einspeisung elektrischer
Energie sind keine Netzentgelte zu entrichten* (StromNEV §15).
Der sogenannte G-L Split, die Aufteilung der Entgelte zwischen
Verbrauchern (Load, L) und Erzeugung (Generation, G), ist 0/100.
Die Entgelte werden pro Netzebene einheitlich erhoben, d.h. sie
sind unabhéngig vom Ort der Einspeisung oder Ausspeisung
(,postage-stamps*). Die Berechnung der Netzentgelte wird fur jede
Netzebene durchgefihrt. Dabei werden die Kosten der vorgelager-
ten Netze nach dem Kaskadeprinzip nach unten weitergereicht.
Mit dem Entgelt, das schlie3lich Endkunden zahlen, sind also auch
die Kosten der Nutzung vorgelagerte Ebene abgegolten. Es findet
jedoch kein Uberregionaler Ausgleich der Netzkosten zwischen
den Verteilnetzen statt. Dadurch kann es zu regionalen Ungleich-
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heiten kommen. In Gebieten, die einen hohen Zuwachs an erneu-
erbarer Erzeugung aufweisen, ist der Investitionsbedarf der Netz-
betreiber héher. Die Verbraucher in diesen Netzbereichen finan-
zieren einen hoheren Anteil der durch die Energiewende beding-
ten Netzkosten. Dies erklart die Diskussionen tber die Notwendig-
keit eines nationalen Ausgleichs der Netzkosten [11].

Diskussion um vermiedene Netznutzungs-

entgelte

Der Paragraph 18(1) StromNEYV lautet:

»(1) Betreiber von dezentralen Erzeugungsanlagen erhalten vom
Betreiber des Elektrizitatsverteilernetzes, in dessen Netz sie ein-
speisen, ein Entgelt. Dieses Entgelt muss den gegenuber den vor-
gelagerten Netz- oder Umspannebenen durch die jeweilige Ein-
speisung vermiedenen Netzentgelten entsprechen. Das Entgelt
nach Satz 1 wird nicht gewahrt, wenn die Stromeinspeisung

1. nach § 16 des Erneuerbare-Energien-Gesetzes vergutet
oder in den Formen des § 33b Nummer 1 oder Nummer 2
des Erneuerbare-Energien-Gesetzes direkt vermarktet wird
oder

2. nach 8§ 4 Abs. 3 Satz 1 des Kraft-Warme-
Kopplungsgesetzes vergutet wird und in dieser Verguitung
vermiedene Netzentgelte enthalten sind.”

Diese Regelung betrifft die viel diskutierte Thematik der vermiede-
nen Netzentgelte (vNNE). Die NNE gestalten sich nach dem Kas-
kadeprinzip, so dass die Kosten der vorgelagerten Spannungs-
ebenen bei Abnahme einer nachgelagerten Spannungsebene im
Rahmen der Netzentgelte weitergereicht werden, bis die Summe
der Kosten aller Spannungsebenen bei den Endkunden ange-
kommen ist. Dies impliziert, dass dezentrale Einspeisung die vor-
gelagerten Netze nicht nutzt, sodass das nachgelagerte Netz we-
niger Netzentgelt bezahlt als im Falle einer zentralen Einspeisung.
Dieser rechnerische Unterschied sind die vermiedenen Netzent-
gelte. Per Verordnung werden diese zur Forderung der dezentra-
len Einspeisung an deren Betreiber weitergereicht. Die Ausgaben
fur vNNE werden nach 811 ARegV als dauerhaft nicht beeinfluf3-
bare Kostenanteile in die Erldsobergrenze weitergereicht.
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Es sollte darauf geachtet werden, dass es sich bei dieser Rege-
lung um vermiedene Netzentgelte handelt, nicht um vermiedene
Netzkosten. Das zentrale Element in dieser Studie ist der durch
die dezentrale Einspeisung bedingte Netzausbaubedarf. Die damit
einhergehenden Kosten sind nicht von der Regelung zu vNNE
betroffen.

Die Logik der Regelung zu vNNE funktioniert unter folgenden zwei
Annahmen. Die Kaskaderichtung muss eindeutig sein. Bislang war
die Stromversorgung im Grunde eine Einbahnstral3e von Hdchst-
spannung runter in die Verteilnetze zu den Endverbrauchern. Der
derzeitige hohe Anteil dezentraler Einspeisung andert das aber
massiv. Zuviel eingespeister dezentraler Strom flie3t in Umkehr-
richtung vom Verteilnetz in die Regional- bzw. Ubertragungsnetze
um erst dann wieder zu einer anderen Lastquelle gebracht zu wer-
den. Zum anderen muss der Effekt der dezentralen Einspeisung
auf die Netzkosten mehr oder weniger eindeutig sein. Auch das ist
derzeit nicht gegeben. Dezentrale Erzeugung kann netzbe-
und/oder entlastend sein. Der Effekt ist kontextabhangig. Zudem
trifft diese Zweideutigkeit nicht nur innerhalb einer Spannungsebe-
ne, sondern wie gerade erwahnt auch auf den Ubergang zwischen
Spannungsebenen zu.

Der Versuch, den Effekt dezentraler Einspeisung auf die Netzkos-
ten verursachungsgerecht zu tbertragen, ist durchaus begrindet.
Problematisch erscheint es jedoch, dies mit einer pauschalen Re-
gelung erreichen zu wollen, da die Kontextabhangigkeit bereits zu
grol3 geworden ist. Eine vielversprechende Alternative ware die
Anwendung des Konzepts der long run incremental costs (LRIC):
das Konzept berechnet die Effekte zusatzlicher dezentraler Ein-
speisung auf Netzbe- oder Entlastung. Die anfallenden oder ver-
miedenen Kosten werden verursachungsgerecht in Zu- bzw. Ab-
schlage auf die Netzanschlussgebiihren umgeschlagen. Die Effek-
te auf die Netzentgelte kdnnen also positiv wie auch negativ sein.
Die Konzepte ,Common Distribution Charging Methodology”
(CDCM) und ,Extra High Voltage Distribution Charging Methodo-
logy* (EDCM) im Vereinigten Konigreich sind hierfir gute Beispiele

(val. [73]).
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15.3.3 Auswirkungen der Energiewende auf die
Netzentgeltstruktur

Es zeichnet sich immer deutlicher ab, dass Netzanschluss und -
kapazitat in Zukunft die Netznutzung als Treiber fir Netzentwick-
lung ablésen werden. Die Netzbepreisung sollte sich entsprechend
anpassen. Immer ofter gibt es grofRere Kunden oder Gruppen von
Kunden (als Netzinseln) mit einer fast ausbalancierten Netznut-
zung, wo Abnahme und dezentrale Einspeisung im Gleichgewicht
sind. Bessere Speichermdglichkeiten werden diesen Trend ver-
starken. In seltenen Féallen wird aber das Gleichgewicht (z.B. bei
fluktuierender Einspeisung von Solaranlagen) gestort sein und
dann ist ein Ausgleich durch das Netz weiterhin erforderlich. In
anderen Worten, das Netz wandelt sich vom ,Stromlieferanten® zu
einer ,Reservehaltung“. In einem solchen Szenario ist die gesamte
Netznutzung gering, die Nachfrage nach Netzkapazitat unter Um-
stéanden aber grof3. Wenn das Netz nun tiberwiegend nach benutz-
ten kWh abgerechnet wird, werden Anreize gesetzt die Netznut-
zung zu vermeiden oder auszubalancieren. Das ist ein Teufels-
kreis: unter einer Kostendeckungsbeschrankung werden die Netz-
kosten auf einer kleineren Gruppe umgeschlagen sodass pro Kun-
de die Netzkosten steigen; damit steigen wiederum die Anreize,
.autark* zu werden usw. Es bleibt unklar, wer fir das Netz bezahlt.
Klar ist, dass eine ,Durchschnittsbepreisung pro kWh* nicht langer
zielfhrend sein kann und zu kostspieligen Verzerrungen flihren
wird. Die Tendenz geht daher zu einer grundlegenden Reform der
Netzbepreisung. Einerseits wird Kapazitatsbepreisung wichtiger
(man spricht inzwischen auch von ,flat rates” flr das Netz). Hierbei
bezahlt der Netznutzer schlichtweg fur die Tatsache angeschlos-
sen zu sein, wahrend die Netznutzung in den Hintergrund rickt.
Andererseits dirfte dort, wo Kapazitdtsengpasse auftreten, die
Bepreisung der Netznutzung in Extremféallen wichtiger werden,
was fir eine Spitzenlasttarifierung beim Netz spricht.

Obwohl die Spitzenlasttarifierung von Netzkapazitat aus volkswirt-
schaftlicher Sicht eindeutig positive Effekte hat, ist die konkrete
Anwendung in der Praxis immer wieder problematisch. Durch die
wachsende Netzknappheit und den damit einhergehenden Investi-
tionsbedarf steigt allerdings auch der Druck fir eine effiziente
Netznutzung. Insbesondere da ein signifikanter Teil des Netzaus-
bau vermieden werden kann, wenn Lastspitzen abgeschnitten
werden konnen. Es ist volkswirtschaftlich teuer, das Netz flur die
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maximale Last auszubauen, obwohl die maximale Last nur in we-
nigen Stunden bendtigt wird. Unter Schlagwoértern wie ,variable
Netznutzungsentgelte* und ,dynamic network pricing” erhalt diese
Thematik neuerdings groRere Aufmerksamkeit. Die wesentlichen,
derzeit weitgehend unbeantworteten institutionellen Fragen in die-
sem Teilbereich sind vor allem:

e Wie sieht eine optimale Netztarifierung (Spitzenlasttarifie-
rung und Kapazitatsbepreisung) im Netz aus und welche
Auswirkung héatte sie auf die Netznutzer?

e Wie passt eine solche Netztarifstruktur mit der Anreizregu-
lierung zusammen? Eine angepasste Netzentgeltstruktur
kann u.U. inkompatibel mit der Erlésobergrenze sein (das
Problem ist bekannt als ,revenue matching®).

e Sind die Effekte von Spitzenlasttarifierung bei Netzentgel-
ten und Energietarife gegenlaufig oder gehen sie in die
gleiche Richtung?

Als Fazit lasst sich festhalten, dass sich die Netzentgeltstruktur
unter dem Druck der Energiewende anpassen muss; die Frage ist
nur wie.

Smart pricing: Netznutzungsentgelte zur
Investitionsvermeidung

Eine Verringerung des Ausbaubedarfs kann auch mit einer besse-
ren Nutzung der vorhandenen Kapazitaten erreicht werden, indem
die Netznutzung effizienter gelenkt wird.

Eine Methode, dies zu erreichen ist smart pricing: Energie- und
Netzbepreisung bzw. Vertragsbedingungen kdnnen so gestaltet
werden, dass die Tarifierung die Effekte der Netznutzung fir das
Netz und seiner Entwicklung bertcksichtigt. Auch wenn der Fokus
hier auf der ,Netzbepreisung liegt, sollte erwdhnt werden, dass
eigentlich nur eine Betrachtung des Gesamtpakets von Netz- und
Energiebepreisung zielfiihrend ist (vgl. [14])

Differenzierte Bepreisung hat eine zeitliche Komponente (Spit-
zenlasttarifierung und dynamic pricing) und eine standortbezogene
Komponente (locational pricing). Fur den Energieteil ist dynamic
pricing zumindest auf Grof3handelsebene ublich. In der Anwen-
dung auf Verteilnetze handelt es sich jedoch um ein relativ neues
Phanomen. Die Prinzipien sind weitestgehend bekannt; das Um-
setzungsproblem ist die notorisch geringe Effektivitat. Einerseits

358




Weiterfiihrende Uberlegungen zur Anreizregulierung — ReBE,

haben Konsumenten eine sehr niedrige Nachfrageelastizitat, wah-
rend anderseits Einspeiser von der Zahlung der Netznutzungstari-
fe befreit sind. Standortbezogene Bepreisung ist auf der Ebene der
Ubertragungsnetze weitestgehend bekannt, aber in Verteilnetzen
bisher wenig verbreitet. Standortbezogene Bepreisung umfasst
lokal differenzierte Netzanschluss- und Netznutzungsgebihren
(vgl. [12]).

Unter der Annahme, dass smart pricing einen Beitrag zur Investiti-
onsvermeidung leisten kann, stellt sich die Frage inwiefern eine
Umsetzung in Deutschland mdglich ist. Aus der Analyse in [13]
geht hervor, dass der bestehende gesetzliche Rahmen bereits
Ansatzpunkte flr smart pricing bietet und eine ,Flexibilisierung” im
Rahmen des bereits vorhandenen gesetzlichen Spielraums einen
Beitrag zur Vermeidung ansonsten bendtigter Netzinvestitionen
liefern kann. Flexibilisierung heil3t in diesem Fall, dass den Netz-
betreibern innerhalb der gesetzlichen Grenzen mdglichst viel
Spielraum gelassen werden sollte. Eine solche ,MalRhahme* erfor-
dert also nicht so sehr eine Gesetzesanderung, sondern lediglich
eine flexiblere Auslegung und Anwendung. Die konkreten Beispie-
le betreffen standortbezogene Netzentgelte. Folgende drei Bei-
spiele illustrieren den Sachverhalt (vgl. [19]).

Beispiel 1: Baukostenzuschiisse. BKZ werden bisher hauptséch-
lich mit dem Ziel verwendet, Ubermalig hohe Kapazitatsanforde-
rungen zu verhindern. Die Baukostenzuschiisse werden in der
Regel fur einen Netzbereich einheitlich auf Basis von Standardbe-
rechnungsmethoden berechnet. Fallspezifische Berechnungen
sind die Ausnahme. Durch eine stérkere Differenzierung auch in-
nerhalb eines Netzes liel3e sich eine hdhere Steuerwirkung entfal-
ten und Netzinvestitionen vermeiden.

Beispiel 2: individuelle Netzentgelte. Die Netznutzungsentgelte
beinhalten eine Leistungs- und eine Arbeitskomponente. Individu-
elle verringerte Netznutzungsentgelte sind mdglich, wenn ein Nut-
zer nicht zur Spitzenlast in der jeweiligen Netzebene beitragt, da
die Kapazitat ein zentraler Treiber der Infrastrukturkosten ist. Das
individuelle Entgelt darf generell nicht weniger als 20% des Stan-
dardtarifs betragen, wenngleich einzelne Anbietern auch ganzlich
von den Netznutzungsentgelten befreit sind [27]. Die entsprechen-
den Entgelte miissen vom Regulierer geprift und genehmigt wer-
den. Schlagt die Genehmigung fehl, gilt der Standardtarif. Bisher
bezieht sich die Regelung auf den Beitrag zur Spitzenlast. Eine
Erweiterung, so dass eine Anwendung auch unter Bertcksichti-



Weiterfiihrende Uberlegungen zur Anreizregulierung  RelSI0

gung Ortlicher Aspekte, also beispielsweise regionaler Engpasse
innerhalb eines Netzgebietes, mdglich ist, kbnnte vorteilhaft sein.
Beispiel 3: freiwillige Abschaltvereinbarungen. Schon jetzt ist es
maoglich, mit Zuruf- und Abschaltvereinbarungen die Netzstabilitat
zu sichern und teilweise auch mit EEG-Erzeugern Abschaltverein-
barungen einzugehen, um das Auftreten negativer Strompreise zu
verringern. Solche Vereinbarungen sind auch im Kontext individu-
eller Netznutzungsentgelte mdglich. In diesem Fall garantiert der
Kunde, nicht wahrend Spitzenlastzeiten zu verbrauchen. Diese
Regelung bezieht sich nur auf atypische Nutzung in Bezug auf die
Lastspitze. Im Falle von Flexibilitdét zu anderen Zeiten, kann der
Netzbetreiber Vertrédge zur Bereitstellung von abschaltbaren Las-
ten oder Regelenergie mit den Verbrauchern oder Erzeugern
schlie3en. In diesem Fall missen reguldr Netznutzungsentgelte
gezahlt werden. Das individuell vereinbarte Entgelt fur die Bereit-
stellung von Flexibilitat fallt separat davon an und muss nicht vom
Regulierer genehmigt werden [28]. Zur Vermeidung von Netzin-
vestitionen sind die Regelungen bisher zu restriktiv, auf grol3e In-
stallationen beschrankt und nur teilweise mit EEG-Erzeugern mog-
lich. Da diese den Groliteil der Erzeugung in Verteilnetzen darstel-
len, wére eine Erweiterung hier sinnvoll.

Ausgehend von der Flexibilisierung des bestehenden gesetzlichen
Rahmens, um den Spielraum fir smart pricing zu schaffen, ergibt
sich unmittelbar der n&chste Schritt. Netzbetreiber missen die
richtigen Anreize haben, selbstandig ein System von Vertragen,
Tarifen und Vereinbarungen anbieten zu durfen, um Netzausbau
zu optimieren. Dieses System musste auf Optionalitat und Freiwil-
ligkeit basieren. Netznutzer hatten immer die Mdglichkeit, auf das
gesetzlich verankerte System (default option) zurlickzugreifen. So
wird sichergestellt, dass sie sich nicht verschlechtern.

Die Anreize kénnen dadurch geschaffen werden, dass die einge-
sparten Kosten der vermiedenen Investitionen geteilt werden. Ein
Teil der Einsparungen verbleibt beim Netzbetreiber der mit smart
pricing/contracts die Investition vermeidet. Dieser muss allerdings
die Netznutzer Uberzeugen, mitzumachen, indem er einen Teil der
Einsparungen als Tarifrabatte gewahrt. So werden die Einsparun-
gen zwischen Netzbetreiber und Konsumenten verteilt und gleich-
zeitig effiziente Anreize gesetzt. Ein solches System setzt voraus,
dass die eingesparten Kosten der vermiedenen Investitionen tat-
sachlich zumindest zum Teil beim VNB verbleiben. Das impliziert
die ,doppelte Anreizstruktur®, wie bereits flir das Regulierungssys-
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tem in Grof3britannien in Abschnitt 15.1 diskutiert wurde. Die dop-
pelte Anreizstruktur umfasst einerseits die Férderung von Netzin-
vestitionen und gleichzeitig den Anreiz, ineffiziente Investitionen zu
vermeiden, d.h. immer die Balance zu suchen.

Innovationen und Investitions-
vermeidung

In Abschnitt 14.3 wurden die Untersuchungsvarianten prasentiert
und diskutiert. Im Hintergrund dieser Untersuchungsvarianten
stand insbesondere die Vorstellung, dass ein bestimmtes Ausmaf}
an Netzinvestitionen vermieden werden kann, indem intelligent mit
vorhandenen Netzkapazitdten umgegangen wird oder alternative,
kostengiinstigere Technologien eingesetzt werden. Kurz gefasst,
mit innovativen Methoden kann ein gewisses Mal3 an Netzinvesti-
tionen vermieden werden. Die Kosten fir den Um- und Ausbau
sind damit noch immer hoch, aber die mdglichen Einsparungen
sind betrachtlich. Die genaueren Einzelheiten bedirfen noch wei-
terer Untersuchung, insbesondere hinsichtlich der Hohe der Kos-
teneinsparung.

Bei den innovativen Methoden bzw. Innovationen sollte zwischen
.-administrativen Malnahmen“ und ,alternativen Technologien®
unterschieden werden. Mit ,alternativen Technologien* sind vor
allem (dezentrale) Speicher und innovative Netzkomponenten ge-
meint. Wie Netzausbau verursacht eine solche Investition Uber-
wiegend CAPEX. Die regulatorische Auswirkung ist in dem Sinne
vergleichbar mit dem Netzausbau, mit dem Unterschied, dass die
alternativen Technologien in aller Regel kiirzere Nutzungsdauern
haben (vgl. auch Abschnitt 14.3). Administrative Mal3nahmen um-
fassen, neben den Vorgaben zur Abregelung und Anpassungen
der technischen Richtlinien, in erster Linie smart pricing: Mit ge-
eigneter Tarifstruktur (energie- und netzseitig) kann das Einspeise-
und Lastverhalten gelenkt werden und somit effizienter mit vor-
handenen Netzkapazitdten umgegangen werden. Vor allem die
Konzepte ,dynamic pricing“ und ,variable Netznutzungsentgelte®
werden derzeit viel diskutiert. Administrative Malinahmen verursa-
chen (neben CAPEX infolge smart meters) vor allem OPEX und
ggf. Kosten flir neue Software. Angesichts der Liberalisierung und
auch des Unbundlings im derzeitigen Energiewirtschaftsrecht wer-
den allerdings weitreichende Fragestellungen aufgeworfen, insbe-

361




Weiterfiihrende Uberlegungen zur Anreizregulierung  REls¥

sondere, wenn es darum geht, netzseitige und energieseitige Ta-
rifstrukturen nicht gegeneinander wirken zu lassen.

Wie die Regulierung mit Innovationen bzw. F&E-Ausgaben umzu-
gehen hat, ist trotz der Relevanz in der Praxis und in der Literatur,
noch nicht abschlieRend geklart. In diesem Kapitel werden die
regulatorischen Probleme angeschnitten und ein Ldsungsansatz
zur Diskussion gestellt. Jedoch wird in Anbetracht der Komplexitat
der Thematik explizit auf eine abschlieBende Empfehlung verzich-
tet.

Innovation, F&E-Ausgaben und Regulierung

Fir die Analyse der regulatorischen Auswirkungen ist eine konzep-
tionelle Unterscheidung in Prozessinnovationen und Produktinno-
vation natzlich, wenngleich eine solche Trennung in der Praxis
kaum mdglich ist. Prozessinnovationen sind Mal3hahmen zur Ver-
besserung der Produktivitat bzw. Effizienz. Diese wirken sich kos-
tenseitig aus. Typischerweise erfolgt eine kleinere oder gréfl3ere
Investition um die langerfristigen Produktionskosten zu senken. In
diesem Sinne sind Prozessinnovationen (manchmal auch direkt
mit Investitionen gleichgesetzt) ein priméares Ziel der Anreizregulie-
rung. In der Literatur wird auch haufig die These vertreten, dass
Prozessinnovationen von der Anreizregulierung abgedeckt und
sogar gefdrdert werden (vgl. insbesondere [51]). Dagegen wirde
unter kostenbasierten Ansatzen zumindest theoretisch zu wenig in
Prozessinnovationen investiert werden, weil die Effizienzanreize
generell als niedrig eingestuft werden.

Es gibt eine Analogie zwischen Prozessinnovation und (Ersatz-)
Investitionen. Im Grunde kann die Analyse aus den vorherigen
Kapiteln direkt angewendet werden. Zwei Probleme stehen aller-
dings zur Debatte. Zum einen trifft das Ubliche Zeitverzugsproblem
auch hier zu; insofern Innovationen F&E- oder anderweitige Aus-
gaben erfordern, treten genau dieselben ,t-5- und ,t-2"-
Zeitverzugsprobleme wieder auf. Zum anderen hangt die Wirt-
schaftlichkeit der mit der Prozessinnovation einhergehenden In-
vestition davon ab, wie lange die verbesserte Effizienz als Zusatz-
gewinn behalten werden darf. Auch hier gilt, wenn die EOG bereits
nach wenigen Jahren dem niedrigeren Kostenniveau angepasst
wird, ist die Anreizwirkung zu Prozessverbesserungen nicht sehr
hoch.
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Produktinnovationen andererseits verbessern die Wertschopfung
(value added) des Produkts und wirken sich auf der Konsumen-
tenseite aus. Es gibt eine starke Analogie zur Diskussion um Qua-
litatsregulierung, bei der die Effekte sehr ahnlich sind. Fir die aka-
demische Regulierungsdebatte ist zu beachten, dass eine Ande-
rung der Wertschopfung sich in der Zahlungsbereitschaft auf Seite
der Nachfrage (in diesem Falle nach Netznutzung) widerspiegelt.
Je nachdem, wie der Netzoutput definiert ist, erweitert sich entwe-
der die Absatzmenge, oder die Zahlungsbereitschaft erhéht sich
bei gleichbleibender Menge, oder eine Kombination dieser beiden
Effekte. Hier tritt unmittelbar ein Problem mit der Anreizregulierung
auf: Durch die Preis- oder Erlésobergrenze kénnen Erhdéhungen
der Wertschopfung nicht unmittelbar in héhere Preise oder Erlose
umgesetzt werden. Dieses nur unvollstdndige Weiterreichen der
verbesserten Wertschopfung verursacht einen ,Spillover-Effekt” in
dem Sinne, dass von einem Teil der verbesserten Wertschopfung
Kunden profitieren, die nicht dafir bezahlen. Dieser Spillover-
Effekt driickt die Anreize fur Produktinnovation. Dieses zugegebe-
nermaf3en etwas akademische Argument ist in der Literatur in ei-
nem etwas anderen Rahmen bekannt als das ,Qualitatsproblem*
unter der Anreizregulierung und wurde bereits 1975 von [83] dar-
gestellt.

Ein zusatzliches Problem, das neuerdings diskutiert wird, ist die
Tatsache, dass es derzeit auch an der akademischen Front weit-
gehend unklar ist, wie Innovationen in das Benchmarking aufge-
nommen werden sollten. Da eine ausfuhrliche Diskussion den
Rahmen des Gutachtens sprengen wirde, sei das Problem an
dieser Stelle nur erwéhnt.

Als Fazit ist festzuhalten, dass derzeit auch in der akademischen
Literatur das Zusammenspiel zwischen Innovationen und Anreiz-
wirkung nicht abschlieend geklart ist. Nichtsdestotrotz wird zu-
nehmend deutlich, dass Anreizregulierung und Innovations- und
F&E-Aktivitaten in einem Spannungsfeld stehen. Mogliche regula-
torische Ansatze zum Umgang mit diesen Zielkonflikten werden
weiter unter diskutiert.

Innovation und ARegV

Oben wurde bereits das Spannungsfeld zwischen Innovation bzw.
F&E-Ausgaben einerseits und Regulierung anderseits erwéhnt.
Auch beziglich der ARegV wurde dieses Thema bereits ausfihr-
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lich diskutiert und auch von z.B. dem BMWi aufgegriffen. Wie soll-
te nun eine Anreizregulierung mit Innovationen bzw. F&E-
Ausgaben umgehen?

Vielleicht auch auf Grund der langeren Erfahrung mit der Anreizre-
gulierung, hat der Regulierer in Grof3britannien das Problem er-
kannt und bereits erste Ansatze zur Lésung entwickelt (vgl. [9]).
Fur die Analyse méglicher Regulierungsinstrumente ist eine Unter-
scheidung in ,netzbezogene" und ,marktbezogene” Innovationen
nitzlich. Eine solche Unterscheidung versucht einzuordnen, wer
fur die Innovation zustandig ist. Netzbezogene Innovationen mus-
sen zwangslaufig vom Netzbetreiber gemacht werden; das betrifft
die F&E, vor allem aber die Umsetzung. Auch wenn andere Unter-
nehmen die eigentliche Innovation tatigen kdénnen, sind die Netz-
betreiber immerhin die ausfihrenden Akteure, weil sie die Innova-
tion umsetzen muissen Marktbezogene Innovationen dagegen
kénnen vom Netzbetreiber genauso aber auch von anderen ge-
macht werden. Ein Netzbetreiber stiinde im direkten Wettbewerb
(oder Zusammenarbeit) mit anderen Netzbetreibern, Versorgern,
Forschungsinstituten und Beratungsfirmen. Generell sind Innovati-
onsbudgets und Innovationsfonds im Gesprach.

Innovationsfonds

Fur marktbezogene Innovationen wére ein Innovationsfonds ein
denkbarer Ansatz. In Osterreich wird mit dem Energie- und Klima-
fonds genau in diese Richtung gedacht. Wie ublich bei vielen For-
schungsrahmenprogrammen, kann auch in diesem Fall an zentra-
ler Stelle ein Forschungsprogramm mit entsprechendem Budget
eingerichtet werden. Alle interessierte Parteien konnten alleine
oder als Konsortium Antrage fir Forschungsprojekte einreichen,
oder die zentrale Stelle konnte Ausschreibungen organisieren. Die
Netzbetreiber wiirden wie alle anderen auch als ,Forschungsinsti-
tut“ gesehen und behandelt werden und wirden wie andere Insti-
tutionen auch die Aktivitdten aus Drittmittel finanzieren. Selbstver-
standlich missten solche Zusatzeinnahmen auf3erhalb der EOG
bleiben. Es wichtiges Merkmal hierbei ware, dass es eine Verof-
fentlichungspflicht gébe. Es ist in der Forschungslandschaft tblich,
dass Projekte bzw. Themen nur einmal geférdert werden, und
dass im Gegenzug eine Veroffentlichungspflicht besteht, damit die
Forschungsergebnisse einem maoglichst breiten Interessentenkreis
zugéanglich werden und damit einen groRen Effekt erzielen.
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Zusétzliche Anreize kdnnen mit der Foérderquote geschaffen wer-
den. Die Ubliche Forderquote in der Forschungslandschaft variiert
etwa zwischen 50% und 100%; der verbleibende Eigenanteil ist
die Kofinanzierung. Es ware durchaus denkbar, die Finanzierung
des Eigenanteils in die EOG weiterzureichen. Somit wére der For-
schungsanteil in der EOG gebunden an die externe Férderung und
damit einerseits abhéangig von der Erfolgsquote und anderseits
abhangig von der Entscheidung eines externen Dritten.

Das Problem mit einem Innovationsfonds ist, dass die férderwurdi-
gen Projekte bestimmt werden missen. Die Eleganz des Modells
ist, dass diese Verfahren schon stattfinden bzw. dass solche Insti-
tutionen bereits existieren. In der Forschungslandschaft sind ge-
nau solche Verfahren unter Einberufung von externen Gutachtern
sehr verbreitet. Es lage auf der Hand, die Bestimmung der Rah-
menprogramme einerseits und die Begutachtung der forderwiirdi-
gen Projekte andererseits diesen bereits bestehenden Gremien zu
Uberlassen.

Innovationsbudget

Die regulatorische Behandlung von netzbezogenen Innovationen
erscheint problematischer. Unter der plausiblen Annahme, dass
zumindest ein Teil der F&E Aktivtaten von den Netzbetreibern ge-
tatigt werden sollten, missen die entsprechenden Aufwendungen
auch Uber der EOG vergltet werden. Folgende drei Probleme tre-
ten auf. Zum einen wirde auch hier fir CAPEX das Zeitverzugs-
problem auftreten. Zum anderen wiirden kurzlebige OPEX, inso-
weit sie nicht gerade im Fotojahr anfallen, unter Umstanden gar
nicht in die EOG eingehen. Die Anreize, sich im Benchmarking zu
verbessern, indem bei solchen Aufwendungen gespart wird, sind
offensichtlich. Wenn die Ergebnisse der F&E-Aufwendungen nicht
gut oder erst spater im Benchmarking reflektiert werden, wirden
hohere F&E-Ausgaben als ineffizient eingestuft werden.

Idealerweise sollte auch hier ein output-orientierter Anreizmecha-
nismus angewendet werden. Im echten Wettbewerb gibt es ahnli-
che Probleme. Eine Firma mit vielen erfolgreichen F&E-Aktivitaten
wuirde erhoffen, die Ausgaben zuriickverdienen, indem sie Uber
langerer Zeit einen Wettbewerbsvorteil erlangt. Das Problem ist,
dass eben der Wettbewerb diesen Wettbewerbsvorteil wieder
wegnimmt. Genau deshalb schiitzen Patente die Eigentumsrechte
der Innovationen und sichern damit die Innovationsanreize. Ein
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ahnliches Verfahren wiirde auch hier aushelfen. Patente kdnnten
als Outindikator fir einen output-orientierten Anreizmechanismus
dienen. Das offensichtliche Problem ist, dass im Kontext des
Smart Grids eine Patentvergabe weitgehend unklar ist, und Paten-
te dementsprechend einen unzuverlassigen Outputindikator dar-
stellen wirden. Output-orientierte Anreizmechanismen werden fir
Innovationen in Smart Grids werden daher zumeist als problema-
tisch eingestuft (vgl. [9]).

Verbleiben input-orientierte Ansétze. Das einfache Weiterreichen
der Kosten erscheint sehr kritisch; es bestiinde unmittelbar der
Anreiz, irgendwelche Kosten als F&E-Ausgaben aufzulisten, ohne
dass kontrolliert werden kénnte, ob diese auch wirklich auf F&E-
bezogenen Ausgaben beruhen. Die Mdglichkeiten von Kostenver-
lagerungen waren zu vielfaltig und wirden sich einer konkreten
Kontrolle entziehen. Bleibt die Moglichkeit eines extern festgeleg-
ten Innovationsbudgets, z.B. als Anteil an der Gesamtkostenbasis.
Fur die Festlegung k&me der Vergleich mit anderen Sektoren,
Landern und Zeiten in Betracht. Ein Ansatz mit Innnovationsbud-
gets ist bei weitem nicht unproblematisch aber sichert zumindest
den Erlosrickfluss fur die Félle, in denen netzbezogene Innovatio-
nen wirklich notwendig sind.

Kernaussagen

In diesem Kapitel wurden vier weiterfiinrende Uberlegungen zur
Anreizwirkung diskutiert. Die wichtigsten Aussagen sind:

Sollten die Regulierungssysteme sich nach 6sterreichischem oder
norwegischem Beispiel entwickeln, wobei weiterhin auf einen ex-
pliziten ex-ante Effizienztest verzichtet wird, dann wird das
Benchmarking als ex-post Test noch starker an Bedeutung gewin-
nen. Die Auspragung des zukiinftigen Benchmarkings erscheint
elementar wichtig.

Zwar tragt der Erweiterungsfaktor zur Reduzierung des Zeitver-
zugsproblems bei Erweiterungsinvestitionen bei. Jedoch ist die
Gesamtanreizwirkung weiter zu prifen. Besonders problematisch
erscheint die hohe Varianz des Erweiterungsfaktors bei struktur-
ahnlichen Netzbetreibern.

Der Investitionsbedarf, das Potenzial fur Investitionsvermeidung
und der Ausbau dezentraler Einspeisung erzeugen einen Druck
auf die Netzentgeltstruktur. Derzeit ist aber noch nicht abschlie-
Rend geklart, wie die Netzentgeltstruktur sich anpassen soll; die
Diskussion hierzu steht noch am Anfang.
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Es gibt ein nicht unerhebliches Potenzial fur Investitionsvermei-
dung, das die Gesamtkosten weniger hoch ausfallen lasst. Jedoch
ist bei Weitem nicht gesichert, dass die Netzbetreiber im beste-
henden institutionellen Rahmen auch wirklich effiziente Anreize fir
Investitionsvermeidung haben. Auch hier hat die Diskussion erst

begonnen.
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Schlussfolgerungen

Teil B dieser Studie untersucht die Auskdmmlichkeit (Suffizienz)
der Erlése unter der Anreizregulierung und bespricht mdgliche
Anpassungen der Regulierung. Der zentrale Fokus der Studie liegt
auf den durch den Ausbau von Erneuerbaren Energien bedingten
Erweiterungsinvestitionen bei den Verteilnetzen. Hier steht die
zentrale Frage zur Diskussion, ob die derzeitige Anreizregulierung
wie umgesetzt in der ARegV ausreicht, um den Investitionsbedarf
zu decken.

Das Kernproblem

Die Anreizregulierung ist durch Zeitverzugseffekte, sogenannte
Sockeleffekte, gekennzeichnet. Kosten, die wéhrend einer Regu-
lierungsperiode anfallen, gehen erst zu Beginn der nachsten Re-
gulierungsperiode in die Erlésobergrenze (EOG) ein, so dass der
Erldsriickfluss erst mehrere Jahre nach den Ausgaben erfolgt. Es
wird hierbei unterschieden zwischen dem ,t-5“-Effekt, der durch
das System der Anreizregulierung bedingt ist, und dem ,t-2“-Effekt,
der darauf zuriickzufiihren ist, dass geprifte Buchwerte (,Istwer-
te") erst nach 2 Jahren fir Regulierungszwecke zur Verfligung
stehen. Insgesamt kann es zu einem Zeitverzug von bis zu 7 Jah-
ren kommen. Dieser Effekt ist das Kernproblem der Untersuchung.
Andererseits fallen genau durch diese Zeitverzogerungseffekte
auch positive Sockeleffekte an. Die Kapitalkosten fallen automa-
tisch mit den Abschreibungen auf Grund der sinkenden Zinskos-
ten. Diese niedrigeren Kapitalkosten setzen sich ebenso zeitver-
zégert in die EOG um und schaffen somit positive Sockeleffekte.
Hierbei gilt es zu unterscheiden zwischen dem positiven Sockelef-
fekt der neuen Anlage, in die investiert wird, und dem Sockeleffekt
fur die zuvor bereits bestehenden Altanlagen.

Bezlglich dieser Unterscheidung gibt es eine kontroverse Debatte.
Wie soll die Wirtschaftlichkeit einer Investition beurteilt werden?
Investitionstheoretisch korrekt ware ein Ansatz, der nur die So-
ckeleffekte betrachtet, die unmittelbar mit der Investition zusam-
menhangen, wahrend der Sockeleffekt aus Altanlagen ausgeblen-
det wird. Die BNetzA hat eine ganzheitliche Sichtweise und be-
trachtet die Wirtschaftlichkeit des gesamten Netzes. Somit bertick-
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sichtigt sie auch explizit die Sockeleffekte aus den Altanlagen. In
diesem Fall subventionieren die Sockeleffekte aus Altanlagen fak-
tisch die Investitionen. Diese Debatte wurde in der Vergangenheit
bereits ausfuhrlich gefiihrt und steht in dieser Studie nicht im Vor-
dergrund. Stattdessen wurde im Studiendesign vereinbart, die
Sichtweise der BNetzA fir die Basisbetrachtungen zu Uberneh-
men, wahrend der Sockeleffekt aus Altanlagen als Sensitivitats-
analyse besprochen wird.

Erweiterungs- und Ersatzinvestitionen

Die Betrachtung der Sockeleffekte aus Altanlagen bedingt aller-
dings, dass neben Erweiterungsinvestitionen auch Ersatzinvestiti-
onen bericksichtigt werden muissen, um zu einer ganzheitlichen
Netzbetrachtung zu gelangen. In dieser Studie spielen Ersatzin-
vestitionen keine eigenstandige Rolle, sind aber dennoch aus ge-
nanntem Grunde relevant.

Die Erweiterungsinvestitionen wurden in Teil A von der TU Dort-
mund berechnet und gehen in Teil B netzbetreiberscharf in die
Berechnungen ein. Die Ersatzinvestitionen hingegen wurden in
Teil B auf Basis realer Netzdaten simuliert. Insbesondere wurde
der Investitionszyklus auf Basis der Normalverteilungsannahme
simuliert. Wahrend die GroRenordnung der Ersatzinvestitionen
netzbetreiberspezifisch berechnet wurde und in einem realen Ver-
haltnis zu den Erweiterungsinvestitionen steht, wurde der Verlauf
des Zyklus synthetisiert. Somit entstanden drei Kategorien fur den
Ersatzbedarf: alte Netze, neue Netze, und eingeschwungene Net-
ze. Mit diesen Varianten konnte der Ersatzbedarf realistisch vari-
iert werden. In der Praxis stehen viele Netzbetreiber vor einem
Hugel von Ersatzinvestitionen.

Fallunterscheidungen

Der in Teil A berechnete Erweiterungsbedarf wurde netzbetreiber-
spezifisch umgerechnet. Auch der Ersatzbedarf wurde netzbetrei-
berspezifisch berechnet. Die Netzbetreiber wurden nach dem je-
weiligen Erweiterungs- und Ersatzbedarf in 4 Gruppen eingeord-
net. 1) hoher Ersatz- und Erweiterungsbedarf, 2) geringer Ersatz-
und Erweiterungsbedarf, 3) ein eingeschwungenes Netz mit ho-
hem Erweiterungsbedarf und 4) ein eingeschwungenes Netz mit
geringem Erweiterungsbedarf. Die Falle mit eingeschwungenen
Netzen sind hypothetisch, erlauben aber eine analytische Tren-
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nung der Effekte von Ersatz- und Erweiterungsinvestitionen. Es sei
darauf hingewiesen, dass aus methodischen Griinden nicht auf
einzelne, reale Netzbetreiber zurtickgeschlossen werden kann.
Zudem sollte bemerkt werden, dass die ,ungewichtete* Einteilung
in die vier Gruppen nicht repréasentativ ist fur die bundesweite Si-
tuation. Insbesondere muss erwartet werden, dass die Gruppe
.Gesamt-hoch” mit hohem Ersatz- und Erweiterungsbedarf in der
Praxis eine hohe Relevanz hat

Schlussfolgerungen zu den Hauptuntersuchungen

Die zentrale Schlussfolgerung ist, dass die Suffizienz unter der
momentanen ARegV fur Netzbetreiber mit hohem Investitionsbe-
darf nicht garantiert ist. Es sei hochmal angemerkt, dass bei den
Untersuchungen der Sockeleffekt aus Altanlagen grundsatzlich
mitbetrachtet wird. Positiver sieht das Bild bei Netzbetreibern mit
geringem Investitionsbedarf aus; in der Gruppe mit geringem Ge-
samtinvestitionsbedarf ist der Sockeleffekt aus Altanlagen hinrei-
chend grol3 um die negativen Zeitverzogerungseffekte zu decken.
Bei den hypothetischen Féllen mit eingeschwungenen Netzen fallt
auf, dass die realisierten Renditen (IKV) sich den regulierten Ziel-
renditen (WACC) anndhern. Das impliziert, dass insgesamt der
Erweiterungsfaktor einen signifikanten Beitrag zur Deckung des
Zeitverzugsproblems bei den Erweiterungsinvestitionen leistet, und
dass der Kern des Zeitverzugsproblems vor allem im zyklischen
Verlauf der Ersatzinvestitionen liegt. Eine separate Analyse des
Erweiterungsfaktors bestatigt diesen Eindruck. Jedoch ist die Vari-
anz bei den Deckungsbeitragen des Erweiterungsfaktors zwischen
den Gruppen und zwischen strukturdhnlichen Netzbetreibern grol3.
Unglicklicherweise muss festgestellt werden, dass gerade in der
Problemgruppe mit einem hohen Gesamtinvestitionsbedarf der
Deckungsgrad des Erweiterungsfaktors deutlich unter 100% bleibt.
Die zentralen Ergebnisse erscheinen robust. Die Sensitivitatsana-
lysen bestétigen, dass alternativ Annahmen zwar das Ausmal} der
Abweichung von der Zielrendite andern, nicht jedoch die qualitati-
ven Aussagen.
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Schlussfolgerungen zu den Anpassungen der ARegV

Er wurden sechs mdogliche Anpassungen der ARegV untersucht.
Drei der Anpassungen betreffen strukturelle MaRnahmen, die in
unterschiedlichem Mal3e das Zeitverzugsproblem angehen:

e Investitionsfaktor auf Istkostenbasis (vgl. Osterreich); die-
ser Ansatz geht das ,t-5"-Problem an, jedoch verbleibt das
L-2“-Problem.

e Investitionsfaktor (wie bei 1), aber erweitert um einen mo-
netéren Ausgleich in Form eines Zuschlags von 1,05% fur
das verbleibende ,t-2"-Problem.

e Investitionszuschlag auf Plankostenbasis (,Norwegenmo-
dell”); dieser Ansatz geht die CAPEX-bezogenen ,t-5% und
A-2" Zeitverzugsprobleme gleichzeitig an. Dieser Ansatz
wird auf Basis eines Vorschlags der Landesregulierungs-
behorden seit kurzem auch in Deutschland diskutiert.

Diese Varianten sind sukzessive Schritte zur Losung des Zeitver-
zugsproblems; die Varianten 1) und 2) reichen nicht aus, um das
Problem bei der Gruppe mit hohem Investitionsbedarf zu l6sen.
Variante 3 16st vollstandig das CAPEX-bezogene Zeitproblem,
nicht jedoch den OPEX-bezogenen Zeitverzug. Nichtsdestotrotz ist
aus den Zahlen ersichtlich, dass Variante 3 die realisierte Rendite
der Problemgruppe den regulierten WACC annahern lasst. Es soll-
te noch beachtet werden, dass die Auswirkung dieser Varianten
fur verschiedene Netzbetreiber unterschiedlich ist. Grundséatzlich
gilt, dass jene Netzbetreiber, die von den Sockeleffekten unter der
ARegV profitieren, bei einer Systemé&nderung, die den zeitver-
zugsbedingten Sockeleffekt beseitigen wiirde, benachteiligt waren.
Neben den drei strukturellen Anpassungen wurden drei Parame-
teranpassungen untersucht.

e Investitionsbonus (,top-up“),wie z.B. bekannt aus den USA.
Ein Investitionsbonus ist ein zeitlich befristeter Aufschlag
auf die regulierte Rendite fur alle Investitionen ab einem
bestimmten Stichdatum. Diese Variante hat einen nicht
vernachlassigbaren Effekt auf die realisierten Renditen.
Der Investitionsbonus ist ein einfaches und effektives In-
strument. Ein Problem mit dem Bonus ist allerdings, dass
er fir alle Netzbetreiber anfallt, auch fiir jene Netzbetreiber,
die vom Zeitverzugsproblem eigentlich profitieren.
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o Es wurde untersucht, wie gro3 der Effekt von alternativen
Werten fir den Xgeyn ist, wobei der Basiswert Xgeny = 1,5%
ist. Der Effekt fur Xgen = 1,0% ist relativ gering. Anderer-
seits wurde aus den Zahlen fir die Variante mit Xggny =
2,0% auch deutlich, dass bei Nichterreichen der Sen-
kungsvorgaben die Wirtschaftlichkeit der Netzbetreiber
durchaus bedroht ist.

e Anpassungen des Erweiterungsfaktors. Es wurde der
guantitative Effekt einer Parameteranpassung in der For-
mel des Erweiterungsfaktors untersucht. Der Effekt auf die
Renditen ist messbar, jedoch musste die Anpassung recht
hoch sein, um die Licke bei der Problemgruppe wirklich zu
schlieBen. Ein Problem allerdings ist, dass der EF sich
auch auf strukturéhnliche Netzbetreiber sehr unterschied-
lich auswirken kann.

Schlussfolgerungen zu den Variantenrechnungen

Bei den Untersuchungsvarianten wurde vor allem der Frage nach-
gegangen, inwiefern mit Intelligenz konventionelle Netzausbauin-
vestitionen vermieden werden kénnen. Hierbei wird unterschieden
zwischen nutzerseitigen MafRnahmen und netzseitigen Maf3nah-
men, hierbei inshesondere ,Innovative Netztechnologien®. Generell
sind die Ergebnisse erwartungsgeman. In fast allen Fallen kénnen
Netzinvestitionen vermieden werden, was in aller Regel impliziert,
dass die Wirtschaftlichkeit sich verbessert. Das Ausmal? ist aller-
dings nicht sehr hoch, so dass auch die Auswirkungen auf die
Renditen gering sind. Intelligenz-MaRnahmen sind zweifelsfrei
wichtig, kénnen aber das regulierungstechnische Zeitverzugsprob-
lem nicht I6sen.

Allgemeine Schlussfolgerungen

e Die zentrale Schlussfolgerung ist, dass die Suffizienz unter
der momentanen ARegV fir Netzbetreiber mit hohem In-
vestitionsbedarf nicht garantiert ist.

e Um das Zeitverzugsproblem effektiv anzugehen, bietet sich
in erster Linie ein Investitionszuschlag auf Plankostenbasis
(,Norwegenmodell“) an.

¢ Intelligenz-Malinahmen, wie in den Variantenrechnungen
untersucht, sind zweifelsfrei wichtig, kbnnen aber das regu-
lierungstechnische Zeitverzugsproblem nicht l6sen.
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17 Anhang zum
regulatorischen
Gutachten

17.1 Hauptuntersuchungen

17.1.1 Szenario NEP B 2012

In diesem Abschnitt befindet sich die vollstdandigen Ergebnistabel-
len zu den im Kapitel 14 vorgestellten Untersuchungsergebnissen.

Tabelle 17.1 Ergebnisse des Szenarios NEP B 2012
Gruppe VNB- Reg. Reg. IKV 2012 IKV 2014
Code WACC WACC
2012 2014
Gesamt- GH1 4,76% 4,73% 4,13% 4,22%
hoch GH2 4,75% 4,73% 4,03% 4,13%
GH3 4,76% 4,74% 4,09% 4,12%
Gesamt- GN1 4,81% 4,80% 4,91% 5,32%
hiedrig GN2 4,82% 4,80% 4,80% 5,19%
GN3 4,82% 4,81% 5,08% 5,40%
Erweiterung- EH1 4,84% 4,83% 4,53% 4,76%
hoch EH2 4,85% 4,84% 4,55% 4,77%
EH3 4,84% 4,83% 4,60% 4,70%
Erweiterung- EN1 4,83% 4,82% 4,62% 4,86%
niedrig EN2 4,83% 4,82% 4,59% 4,85%

EN3 4,83% 4,82% 4,59% 4,84%
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Tabelle 17.2 Ergebnisvergleich mit und ohne SE3 (Szenario NEP B 2012)
Gruppe VNB- Reg. Mit SE3 Ohne SE3
Code WACC IKV 2014 IKV 2014

2014

Gesamt- GH1 4,73% 4,22% 2,06%

hoch GH2 4,73% 4,13% 1,81%

GH3 4,74% 4,12% 1,98%

Gesamt- GN1 4,80% 5,32% 2,17%

hiedrig GN2 4,80% 5,19% 2,23%

GN3 4,81% 5,40% 2,51%

Erweiterung- EH1 4,83% 4,76% 2,77%

hoch EH2 4,84% 4,77% 2,92%

EH3 4,83% 4,70% 2,53%

Erweiterung- EN1 4,82% 4,86% 2,34%

niedrig EN2 4,82% 4,85% 2,30%

EN3 4,82% 4,84% 2,29%

17.1.2 Bundeslanderszenario

Tabelle 17.3 Ergebnisse des Bundeslanderszenarios
Gruppe VNB- Reg. Szenario NEP B Bundeslander-
Code WACC 2012 szenario
2014 IKV 2014 IKV 2014
Gesamt- GH1 4,73% 4,22% 4,06%
hoch GH2 4,73% 4,13% 4,01%
GH3 4,74% 4,12% 3,37%
Gesamt- GN1 4,80% 5,32% 5,31%
niedrig GN2 4,80% 5,19% 5,05%
GN3 4,81% 5,40% 5,19%
Erweiterung- EH1 4,83% 4,76% 4,49%
hoch EH2 4,84% 4,77% 4,78%
EHS3 4,83% 4,70% 4,46%
Erweiterung- EN1 4,82% 4,86% 4,83%
niedrig EN2 4,82% 4,85% 4,82%

EN3 4,82% 4,84% 4,81%
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Tabelle 17.4 Ergebnisvergleich mit und ohne SE3 (Bundeslanderszenario)
Gruppe VNB- Reg. Mit SE3 IKV Ohne SE3
Code WACC 2014 IKV 2014

2014

Gesamt- GH1 4,73% 4,06% 2,15%

hoch GH2 4,73% 4,01% 1,90%

GH3 4,74% 3,37% 2,03%

Gesamt- GN1 4,80% 5,31% 2,17%

hiedrig GN2 4,80% 5,05% 2,24%

GN3 4,81% 5,19% 2,53%

Erweiterung- EH1 4,83% 4,49% 2,81%

hoch EH2 4,84% 4,78% 3,21%

EH3 4,83% 4,46% 2,54%

Erweiterung- EN1 4,82% 4,83% 2,34%

niedrig EN2 4,82% 4,82% 2,31%

EN3 4,82% 4,81% 2,30%

17.2 Anpassungen der ARegV

Tabelle 17.5 Ergebnisse zur den Anpassungen der ARegV (A.1 bis A.3)
Gruppe VNB- Reg. A.l A.2 A.3
Code WACC IF IF plus IF
2014 Istkosten Ausgleich Plankosten
IKV 2014 IKV 2014 IKV 2014
Gesamt- GH1 4,73% 4,32% 4,39% 4,53%
hoch GH2 4,73% 4,45% 4,52% 4,62%
GH3 4,74% 4,32% 4,39% 4,52%
Gesamt- GN1 4,80% 5,21% 5,26% 4,90%
niedrig GN2 4,80% 5,10% 5,15% 4,84%
GN3 4,81% 4,95% 5,01% 4,75%
Erweiterung-  EH1 4,83% 4,56% 4,62% 4,61%
hoch EH2 4,84% 4,46% 4,52% 4,54%
EH3 4,83% 4,71% 4,77% 4,71%
Erweiterung- EN1 4,82% 4,96% 5,01% 4.87%
niedrig EN2 4,82% 4,98% 5,04% 4,89%

EN3 4,82% 4,99% 5,04% 4,89%
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Tabelle 17.6 Ergebnisse zu den Anpassungen der ARegV (A.4 bis A.6)

Gruppe VNB- Reg. A4 A.5a A.5b A.6
Code WACC Inv.-bon.  Xgen=1% Xgen=2% Anp. EF
2014 IKV 2014 IKV 2014 IKV 2014 |IKV 2014

Gesamt- GH1  4,73% 4,57% 4,46% 3,98% 4,64%
hoch GH2  4,73% 4,47% 4,38% 3,88% 4,30%

GH3  4,74% 4,46% 4,35% 3,87% 4,44%
Gesamt- GN1  4,80% 5,49% 5,78% 4,89% 5,38%
hiedrig GN2  4,80% 5,36% 5,61% 4,78% 5,30%

GN3  4,81% 5,61% 5,82% 5,00% 6,02%
Erweiterung- EH1  4,83% 5,02% 5,04% 4,48% 5,31%
hoch EH2  4,84% 5,04% 5,04% 4,49% 5,47%

EH3  4,83% 4,94% 4,99% 4,40% 4,95%
Erweiterung- EN1  4,82% 5,09% 5,18% 4,54% 4,93%

hiedrig EN2  4,82% 5,08% 5,17% 4,53% 4,88%
EN3  4,82% 5,07% 5,16% 4,52% 4,85%
17.3 Variantenrechnungen
Tabelle 17.7 Ergebnisse der Variantenrechnungen (U.1 bis U.3)
Gruppe VNB- Reg. Szenario u.l u.2 u.3
Code WACC NEPB  |nn. Netz- Anpass.  Leist.-
2014 2012 Technol. techn. RL steuerung
IKV2014  \wv 2014 1KV 2014  IKV 2014
Gesamt- GH1  4,73% 4,22% 4,40% 4,28% 4,35%
hoch GH2  4,73% 4,13% 4,26% 418%  4,21%
GH3  4,74% 4,12% 4,30% 4,20% 4,24%
Gesamt- GN1  4,80% 5,32%
niedrig GN2  4,80% 5,19%
GN3  4,81% 5,40% 5,66% 5,66% 5,52%
Erweiterung- EH1  4,83% 4,76% 4,99% 4,88% 4,93%
hoch EH2  4,84% 4,77% 506%  4,92%  4,97%
EH3  4,83% 4,70% 4,83% 4,76% 4,80%
Erweiterung- EN1 4,82% 4,86% 4,89% 4,87% 4,87%
hiedrig EN2  4,82% 4,85% 4,87% 4,85% 4,86%

ENS3 4,82% 4,84% 4,85% 4,84% 4,85%
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Tabelle 17.8 Ergebnisse der Variantenrechnungen (U.4 und U.7)
Gruppe VNB- Reg. Szenario u.4 u.7
Code WACC NEP B 2012 Voraussch. Last-
2014 IKV 2014 Netzpl. Reduktion
IKV 2014 IKV 2014
Gesamt- GH1 4,73% 4,22% 4,29% 4,16%
hoch GH2 4,73% 4,13% 4,18% 4,09%
GH3 4,74% 4,12% 4,19% 4,07%
Gesamt- GN1 4,80% 5,32%
niedrig GN2 4,80% 5,19%
GN3 4,81% 5,40% 5,49% 5,40%
Erweiterung- EH1 4,83% 4,76% 4,85% 4,71%
hoch EH2 4,84% 4,77% 4,87% 4,71%
EH3 4,83% 4,70% 4,75% 4,66%
Erweiterung- EN1 4,82% 4,86% 4.87% 4,85%
niedrig EN2 4,82% 4,85% 4,86% 4,85%
EN3 4,82% 4,84% 4,85% 4,84%
Tabelle 17.9 Ergebnisvergleich der Variante ,Innovative Netztechnologien® fur
Szenario NEP B 2012 / Bundeslanderszenario
Gruppe VNB- Reg. Szenario NEP B 2012 Bundeslanderszenario
Code WACC Basis Inn. NT Basis Inn. NT

2014 IKV 2014 IKV 2014 IKV 2014 IKV 2014

Gesamt- GH1  473%  4,22% 4,40% 4,06%  4,35%
hoch GH2  473%  4,13% 4,26% 4,01% 4,21%
GH3  474%  4,12% 4,30% 3,37%  3,66%
Gesamt- GN1 4,80% 5,32% 5,31%
niedrig GN2  480%  519% 5,05%
GN3  481%  5,40% 5,66% 519%  5,42%
Erweiterung- EH1 4,83% 4,76% 4,99% 4,49% 4,77%
hoch EH2  4,84%  4,77% 5,06% 4,78% 5,18%
EH3  4,.83%  4,70% 4,83% 4,46%  4,66%
Erweiterung-  EN1  4,82%  4,86% 4,89% 4,83%  4,87%
niedrig EN2  482%  4,85% 4,87% 4,82% 4,85%

ENS3 4,82% 4,84% 4,85% 4,81% 4,84%
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