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1 Einleitung 1

1 Einleitung

Das Thema Lastmanagement beschéftigt die Energieversorger nicht erst seit Beginn der Energiewende.
Die folgende Abbildung zeigt die Aufteilung des Stromtarifs der Sachsischen Elektricitats-Lieferungs-
Gesellschaft A.-G. in drei unterschiedliche Zonen: Hoch-, Mittel- und Niedertarif fiir die Monate Marz,
April, September und Oktober. Dabei variiert der Preis fiir eine Kilowattstunde Strom zwischen 6,4
Pfennig im Niedertarif und bis zu 70,4 Pfennig im Hochtarif-Fenster.

N s o 94
Tt jgpern

M o.d Peide
" eiladee
Der Dreifachtarif im Marz, April, September, Oktober.

Abbildung 1-1: Sé&chsischer Stromtarif 1927
[HEIRENHUBER 2015]

Das Ansinnen, das hinter der Preisdifferenzierung aus dem Jahr 1927 steckt, ist die Verschiebung der
Stromlast hin zu Zeiten, in denen mehr Strom zur Verfligung steht, bzw. weg von Spitzenlastzeiten, in
denen vorubergehend eine grofle Menge Strom nachgefragt wird. Bis heute — 90 Jahre spéter — ist die
Fragestellung fiir die Energieversorger dieselbe geblieben. Lediglich die Rahmenbedingungen haben
sich gedndert: Durch den vermehrten Einsatz von erneuerbaren Energien wie Windkraft und Photovol-
taik ist die Steuerung der Energieerzeugung komplexer geworden. Ein Querverbund zwischen Strom-
und Warmebereitstellung z. B. durch den Einsatz von Kraft-Warme-Kopplung wird zunehmend forciert.
Hinzu kommen Speichertechnologien, die eingesetzt werden kénnen, um Lasten zu verschieben. Im
Sinne des Energiewirtschaftsgesetzes sind Verteilnetzbetreiber fiir die Sicherheit und Zuverlassigkeit
der Elektrizitatsversorgung verantwortlich. Sie haben also dafiir zu sorgen, dem Endverbraucher zur
richtigen Zeit ausreichend Energie zur Verfligung zu stellen. Durch den Einsatz von Smart Metern und
Smart Grids sind die Energieversorgungsunternehmen in der Lage, Energieerzeugung, -speicherung und
-verbrauch zu vernetzen und dadurch zu optimieren. Auf der anderen Seite haben auch die Haushalte
durch die Nutzung von Smart-Home-Technologien die Méglichkeit, ihren Energieverbrauch zumindest
bis zu einem gewissen Grad gezielt zu steuern und auf ihren Lastgang einzuwirken. Die intelligente
Verknipfung der Erzeuger- und Verbraucherseite kann zur Laststeuerung und damit zur Optimierung
der Energieversorgung genutzt werden.



2 1 Einleitung

1.1 Themenstellung & Motivation

Der Klimawandel, die weltweite Bevolkerungszunahme, die Gefahr der Nutzung von Atomkraft und
die ungekléarte Frage nach der Endlagerung sind einige der bedeutenden Treiber im Umbau der Energie-
versorgung. Geht es nach der Bundesregierung, soll der Anteil der erneuerbaren Energien am Endener-
gieverbrauch in Deutschland bis 2050 auf 60 % gesteigert und der Primérenergiebedarf um 50 % gesenkt
werden (BUNDESMINISTERIUM FUR WIRTSCHAFT UND TECHNOLOGIE 2010). Die daraus resultierenden
Herausforderungen wie z. B. die erhdhte Volatilitat der Energieerzeugung aus erneuerbaren Energien
gilt es durch intelligente Systeme zu meistern. Um beim Umbau der Energieversorgung die Gesamt-
wohlfahrt zu maximieren, werden fur die vorliegende Dissertation folgende Zielsetzungen fiir die
Stromversorgung angenommen: Sowohl die Netzkosten als auch die Stromerzeugungskosten sollen mi-
nimiert werden.

Aus Sicht eines typischen deutschen Verteilnetzbetreibers, der im Fokus der Untersuchungen steht, sind
die Netzkosten dann am geringsten, wenn die Auslastung mdglichst konstant ist. Um diesen Zustand zu
erreichen, missen die Bezugslastgange auf der Verbraucherseite geglattet werden. Dabei entsteht ein
Zielkonflikt, da die Stromerzeugungskosten dann am geringsten sind, wenn mdglichst viele erneuerbare
Energien ins Netz einspeisen. Als Losungsansatz wird die Einfiihrung eines Lastmanagementsystems
auf Verteilnetzebene in Form von Stromspeichern sowohl auf Verbraucher- als auch auf Erzeugerseite
angesehen. Die These der Dissertation ist, dass sich durch den Einsatz von Stromspeichern als Lastma-
nagementmaBnahme die Netzkosten senken und mehr erneuerbare Energien in die Stromnetze integrie-
ren lassen.

1.2 Zielsetzung & Vorgehensweise

Im Fokus steht die Fragestellung, wie viel ein Lastmanagementsystem auf Verteilnetzebene — beispiels-
weise in Form von Stromspeichertechnologien — kosten darf, ohne die Marktteilnehmer monetar
schlechter zu stellen als unter den aktuellen Rahmenbedingungen. Dazu wird zunachst die Frage geklart,
welche Einsparpotenziale im anreizregulierten Strommarkt Deutschlands im Bereich der Netzentgelte
gehoben werden kdnnen. Um das Lastmanagement netzseitig umzusetzen, wird ein Netztarifmodell
nach dem Verursacherprinzip entwickelt, das Anreize zur Lastglattung schafft. Dabei soll untersucht
werden, ob und in welcher Hohe sich monetdre Einsparungen generieren lassen, indem der Bezug aus
dem vorgelagerten Netz und ein zukunftiger Netzausbau minimiert werden.

AnschlieRend steht die wirtschaftliche Integration erneuerbarer Energien auf Seiten der Stromerzeugung
im Fokus. Dabei wird der Frage nachgegangen, wie viel die Entkopplung von Stromverbrauch und Er-
zeugung durch Lastmanagement kosten darf, ohne die Marktteilnehmer monetér schlechter zu stellen.
Ziel ist es, die Spitzenlast vor Ort durch erneuerbare Energien abzudecken. AuRerdem wird untersucht,
unter welchen Rahmenbedingungen die Gestehungskosten als Preissignale fiir die wirtschaftliche In-
tegration erneuerbarer Energien auf Verteilnetzebene genutzt werden kénnen.

Zur Beantwortung der Forschungsfragen wird eine konkrete Beispielregion abgegrenzt, die als Refe-
renzstandort untersucht wird. Die Stadtwerke Neuburg an der Donau liefern als Praxispartner die rele-
vanten Daten, um die Fragestellungen anhand realer Werte zu analysieren. Innerhalb der Beispielregion
werden die unterschiedlichen Netzebenen und diverse Beispielkunden als reprasentative Nutzergruppen
definiert, die den Grof3teil der deutschen Energieverbraucher abdecken. Flr die weitere Untersuchung
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ist ein tieferes Verstandnis der gultigen gesetzlichen Rahmenbedingungen in Bezug auf die Energiewirt-
schaft im Allgemeinen und Lastmanagement im Speziellen erforderlich, das durch eine umfangreiche
Analyse der Gesetzeslage sichergestellt wird. Mithilfe einer statistischen Modellierung der Tarifkom-
ponenten und der Jahreshochstlasten werden darauffolgend die monetéren Einsparpotenziale berechnet
und wirtschaftlich bewertet. Ebenfalls untersucht werden die Auswirkungen der Netzentgelteinsparun-
gen auf die Kunden(-gruppen), den Verteilnetzbetreiber sowie auf das Gesamtsystem. AnschlieRend
steht die Entwicklung eines Tarifmodells flr Verteilnetzbetreiber im Sinne des Verursacherprinzips im
Fokus der Dissertation. Die Ausgestaltung dessen sowie ein speicherbasiertes Lastmanagementsystem
zur Erreichung der Einsparpotenziale sind ein Schwerpunkt der Untersuchung. Die Auswirkungen auf
die Kunden(-gruppen), den Verteilnetzbetreiber und das Gesamtsystem werden auch hier analysiert. Im
Anschluss daran wird betrachtet, wann und unter welchen Rahmenbedingungen erneuerbare Energien
in einem Strommarkt ohne Marktverzerrungen zur Deckung der Spitzenlast in der Beispielregion ein-
gesetzt werden kdnnen. Dazu werden die Stromgestehungskosten verschiedener Erzeugungstechnolo-
gien Uberpriift und deren Entwicklung fiir den Betrachtungszeitraum von 2015 bis 2040 prognostiziert.
Die Auswirkungen der Ergebnisse auf den Aufbau von Erzeugungskapazitat im Modellgebiet ergeben
eine neue Datengrundlage, auf deren Basis die Wirtschaftlichkeit des Einsatzes von Stromspeichern als
LastmanagementmalRnahme abgeleitet wird. Das Stromgestehungskostenmodell ist der zweite Schwer-
punkt des Promotionsprojekts.

Insgesamt wird die Wirtschaftlichkeit von Lastmanagement auf Verteilnetzebene im Rahmen der Dis-
sertation von verschiedenen Seiten beleuchtet. Jeweils im Fokus steht die Frage nach den maximalen
Anfangsinvestitionen in ein Lastmanagementsystem, dessen technische Ausgestaltung offengelassen
wird.

2 Stand der Wissenschaft

Mit dem steigenden Anteil volatiler Energieerzeugung geht die verstarkte Forschung in Richtung Last-
management einher. Im Folgenden soll die derzeitige Situation der Wissenschaft im Bereich des Last-
managements auf Verteilnetzebene beschrieben und die Fragestellung der vorliegenden Arbeit von an-
deren Studien im Themenkomplex der Energiewirtschaft abgegrenzt werden. Der Stand der Technik
sowie die gesetzlichen Rahmenbedingungen der deutschen Energiewirtschaft werden in Kapitel 3 aus-
fhrlich erlautert.

Bereits 1999 untersuchen beispielsweise VVolker Quaschning und Rolf Hanitsch die Méglichkeiten eines
Lastmanagements zur Integration regenerativer Energien in die Stromversorgung (QUASCHNING & HA-
NITSCH 1999). Zu dieser Zeit sei die Wirtschaftlichkeit eines Lastmanagements unter den gegebenen
Rahmenbedingungen aufgrund der Zusatzkosten fir die notwendigen technischen Installationen laut
Quaschning und Hanitsch nicht gegeben gewesen. Fazit der Autoren war jedoch, dass das Lastmanage-
ment bei einem zunehmenden Anteil regenerativer Energien an der Stromerzeugung sowohl betriebs-
wirtschaftlich als auch technisch an Bedeutung gewinnen wiirde. (QUASCHNING & HANITSCH 1999)
Knapp 20 Jahre spater befindet sich Deutschland mitten in einem Umbau des Strommarktes. Die verédn-
derten Rahmenbedingungen aufgrund der Liberalisierung des Strommarktes und die politisch gewollte
Steigerung des Anteils erneuerbarer Energien erfordert die zeitgemélle Auseinandersetzung mit dem
Thema Lastmanagement. Wéhrend der Anteil erneuerbarer Energien am Bruttostromverbrauch in
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Deutschland im Jahr 2000 noch bei 6,2 % lag, konnten im Jahr 2016 bereits 31,5 % des deutschen
Stromverbrauchs aus regenerativen Energiequellen gedeckt werden (UBA 2017). Entwickelt hat sich
aullerdem das Themenfeld Smart Energy, das mit dem geplanten Smart-Meter-Rollout sowie den For-
schungsanstrengungen in Richtung Smart Grid groRen Einfluss auf ein wirtschaftliches Lastmanage-
ment haben wird. Diesen Aspekt konnten die Autoren im Jahr 1999 noch nicht berticksichtigen. Nach
Meinung von Servatius et al. spielt das Thema ,,Smart Energy* [im Strommarkt der Zukunft] eine oder
gar die bedeutendste Rolle, da diese Entwicklung die Energiewelt &hnlich stark zu beeinflussen vermag
wie das Internet die Informations-, Geschéfts- und Freizeitwelt beeinflusst habe (SERVATIUS et al.
2012). Als weiterer beglinstigender Faktor ist die (Weiter-)Entwicklung von Stromspeichertechnologien
tiber die vergangenen Jahrzehnte zu nennen. Sowohl auf Haushalts- als auch auf Verteilnetzebene ist
der Einsatz von Speichertechnologien als Lastmanagementmalnahme technisch méglich. Aufgrund der
beschriebenen Entwicklungen flieRen die Themenbereiche Smart Energy und Stromspeichertechnolo-
gien in die Betrachtung mit ein, was eine Abgrenzung zu friiheren Forschungsarbeiten darstellt.

Nicht nur in Deutschland, sondern weltweit ist das Thema Lastmanagement von Forschungsinteresse.
In Landern mit zunehmendem Einsatz erneuerbarer Energien zur Stromproduktion wie China, dem Iran
oder dem Bundesstaat Florida werden Ansdtze zu Demand Side Integration verfolgt und ausgewertet
(z. B. DERAKHSHAN et al. 2016, STOLL et al. 2017, YANG et al. 2018). Unterschiedliche Arbeiten be-
schaftigen sich auf nationaler und EU-Ebene mit den Potenzialen, Treibern und Hemmnissen des Auf-
baus von Lastmanagementsystemen. Obwohl TORRITI et al. (2010) dem Einsatz von Lastmanagement
neben dem industriellen auch im gewerblichen und privaten Sektor verstarkte Aufmerksamkeit zuspre-
chen, sehen sie Hemmnisse aufgrund des zur Zeit der Veroffentlichung begrenzten Know-hows in Be-
zug auf LastmanagementmaBnahmen und der hohen geschétzten Kosten fir die nétige Infrastruktur.
Uber die Jahre konnten die Infrastrukturkosten fir Informations- und Kommunikationstechnologie
(IKT) und fur Stromspeichertechnologien bereits gesenkt werden, und auch in Zukunft werden weitere
Kostensenkungen und ein technischer Fortschritt erwartet (SCHMIDT et al. 2017). Lastmanagement wird
heute in der Fachliteratur als ein vielversprechender Ansatz angesehen, um erneuerbare Energien in die
Stromversorgung zu integrieren (z. B. AUER & HAAS 2016, SRIVASTAVA et al. 2018, RAJEEV & ASHOK
2015).

In unterschiedlichen Studien werden folgende Lastmanagementmanahmen genannt: Im Bereich der
Industrie konnen Lastmanagementpotenziale insbesondere bei elektrolytischen Verfahren zur Pri-
méraluminiumherstellung, beim Chlor-Alkali-Verfahren, im elektrischen Lichtbogenofen, bei der Zell-
stoffproduktion und in Zementwerken gehoben werden (KLOBASA 2007, MULLER & MOsST 2018, KLo-
BASA et al. 2013). AuRerdem kdnnen Querschnittstechnologien wie Drucklufterzeugung, Beliftung,
Klimatisierung und Prozesskélte fiir die chemische und die Lebensmittelindustrie zu Lastmanagement-
zwecken genutzt werden (KLOBASA et al. 2013, BECKER 2009). Im Haushalts- und GHD-Sektor (Ge-
werbe/Handel/Dienstleistungen) stehen Lastmanagementpotenziale vor allem in den Bereichen Kiih-
lung, Warmwasserbereitung, Nachtspeicherheizungen, Klimatisierung, Beluftung und bei Warmepum-
pen zur Verfligung (APEL et al. 2012, KLOBASA et al. 2013, MULLER & MOsT 2018, KocH et al. 2016).
Die Potenziale variieren aufgrund von Charakteristika der einzelnen Anwendungen u. a. in Bezug auf
die zeitliche Verfiigbarkeit und deren Dauer, die Haufigkeit und die Art der Lastverdnderung. Laut APEL
et al. (2012) liegen die Lastmanagementpotenziale in Deutschland bei insgesamt 25 Gigawatt. Dagegen
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bewerten MULLER & MOST (2018) die Potenziale als wesentlich geringer, da die Lastmanagementpo-
tenziale nur zum Teil zur richtigen Zeit zur Verfugung stehen. Dennoch kénnen durch den Einsatz von
Demand Response-Malinahmen der Aufbau von Spitzenlastkapazitaten reduziert, kurzfristige Lastfluk-
tuationen ausgeglichen und dadurch die Residuallast geglattet werden (MULLER & MOST 2018).

Im Fokus der vorliegenden Arbeit steht die wirtschaftliche Bewertung von Lastmanagement auf Ver-
teilnetzebene. In der Fachliteratur finden sich dagegen tiberwiegend technische Abschatzungen. Aussa-
gen Uber die Wirtschaftlichkeit von Lastmanagement trifft WIECHMANN (2008), der neue Betriebsfiih-
rungsstrategien fur unterbrechbare Verbrauchseinrichtungen betrachtet. Ansatzpunkt ist die Fragestel-
lung, was der Einsatz eines zentralen Lastmanagements unter definierten Rahmenbedingungen kosten
wirde und welche Erlose erzielbar wéren. Im Fokus stehen die Marktmechanismen des deutschen
Strommarktes und die Handelsmdglichkeiten zur Erzielung von Arbitragen. Aus Wiechmanns Untersu-
chungen geht hervor, dass die Wirtschaftlichkeit seines Lastmanagementansatzes mit einer Steigerung
der Umsatzrendite von bis zu 1,73 % gegeben ist (WIECHMANN 2008). Unberucksichtigt bleibt bei
Wiechmann die Mdglichkeit des Aufbaus eigener Speicher- und Erzeugungskapazitaten auf Seiten des
Verteilnetzbetreibers, die zur Laststeuerung verwendet werden kdnnen.

Den Einsatz von Stromspeichertechnologien als Lastmanagementoption in den Haushalten eines US-
amerikanischen Versorgungsgebietes und dessen Wirtschaftlichkeit behandeln ZHENG et al. (2015).
Nach ihren Erkenntnissen konnen Haushaltskunden bis zu 39 % ihrer Stromkosten eines Jahres durch
die Nutzung eines Stromspeichers und der Anwendung eines speziellen Time-of-Use-Preismodells ein-
sparen. Volkswirtschaftliche Aspekte flieRen dabei nicht in die Untersuchung ein. Wéhrend sich Zheng
et al. auf den Bereich der Haushaltskunden beschranken, nehmen FOCKEN & KLOBASA (2011) den
GHD-Sektor und LANGROCK et al. (2015) den Industrie-Sektor in den Fokus der wirtschaftlichen Be-
wertung von Lastmanagementmalinahmen.

Einen anderen Bewertungsansatz verfolgen u. a. SPILIOTIS et al. (2016) und HAENDEL & MARWITZ
(2017). Beide Arbeiten setzen die Wirtschaftlichkeit von Lastmanagement in Bezug zu vermiedenem
physikalischen Netzausbau. Insbesondere SPILIOTIS et al. (2016) sehen die Wirtschaftlichkeit von Last-
managementmalinahmen im Vergleich zum Netzausbau als Ergebnis der Untersuchung an. Laut ihren
Aussagen konnen signifikante Einsparungen durch die Aktivierung von Demand Response generiert
werden.

Zusammenfassend lassen sich folgende Aspekte — teilweise einzeln und teilweise in Kombination — als
innovativ fur die Fragestellung der vorliegenden Arbeit bezeichnen:

e Im Fokus dieser Dissertation steht die Fragestellung nach den maximal mdglichen Anfangsin-
vestitionen in ein Lastmanagementsystem, nicht aber die Abschétzung, was ein derartiges Sys-
tem kosten wiirde. Dabei werden einerseits die moglichen Einsparungen im aktuellen System
der Netzentgelte bewertet sowie andererseits Potenziale auf der Erzeugerseite untersucht.

o Die Entwicklung einer Beispielregion, die individuelle Auspragungen der Region berticksich-
tigt und durch Modifikation der Eingabeparameter auf alle Regionen Deutschlands Ubertragbar
ist, wird bisher nicht auf diese Art vorgenommen. So lassen sich die Sektoren Haushalt, GHD
und Industrie in einem Modell bewerten.

o Durch die Kooperation mit einem Verteilnetzbetreiber als Praxispartner kann auf reale Daten
zuriickgegriffen werden, die die Untersuchung aussagekraftig machen.
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o Die Entwicklungen in den Bereichen Stromspeichertechnologien und Smart Energy sind in den
vergangenen Jahren stark vorangeschritten. Zusétzlich hat sich der Anteil der fluktuierenden
Energieerzeugung in Deutschland deutlich erhoht. Wahrend in friiheren Studien der Stand der
Technik in diesen Gebieten noch nicht so weit fortgeschritten war, werden ebendiese Techno-
logien mittlerweile als VVoraussetzung zur Implementierung eines Lastmanagementsystems an-
gesehen und flieRen entsprechend in die Bewertung ein.

Damit leistet die vorliegende Dissertation einen neuen Forschungsbeitrag zum Thema Lastmanagement,
das im Bereich der Energiewirtschaft eine steigende Bedeutung erfahrt und in Zukunft weiter erfahren
wird.

3 Material & Methoden

Im weiteren Fortgang werden die verwendeten Forschungsansatze definiert, die Begrifflichkeiten ge-
klart und die geltenden Rahmenbedingungen skizziert. Die darauffolgenden Kapitel beziehen sich in
den verwendeten Methoden und Rahmenbedingungen auf die in diesem Kapitel ausgefiihrten Grundla-
gen.

3.1 Lastmanagement — Definition, Ziele, Voraussetzungen

Definition und Ziele

Als zentraler Begriff dieser Arbeit wird zundchst das Wort Lastmanagement definiert, die damit einher-
gehende Zielsetzung erkl&rt sowie die technischen Voraussetzungen zur Einfiihrung erldutert.

Die Notwendigkeit eines Lastmanagements resultiert aus der Besonderheit der Stromnetze. Das Gut
Strom ist leitungsgebunden, und es besteht aktuell keine Mdglichkeit der Speicherung im Netz. Das
heif3t, dass zu jeder Zeit die elektrische Leistung produziert werden muss, die verbraucht wird bzw. die
als Netzverlust entsteht. Die Normalfrequenz von Wechselstromnetzen muss stabil bei 50 Hertz gehalten
werden. Schwankungen sind lediglich im Bereich von + 0,2 Hz technisch zu verkraften, ohne dass ein
Lastabwurf nétig wird bzw. im schlimmsten Fall ein Zusammenbruch des Netzes droht. (HEROLD 2013)

Die geplante Steigerung der erneuerbaren Stromerzeugung und der Ausstieg aus der Atomkraft flihren,
wie eingangs beschrieben, bereits heute und wohl in noch groRerem Ausmald in der Zukunft zu einer
steigenden Volatilitat in der Energieerzeugung (Sonne, Wind). Die schwankende Netzlast kann durch
gezieltes Last- und Einspeisemanagement in Form des Zu- oder Abschaltens von Lasten stabilisiert wer-
den. Eingriffe sind sowohl auf Erzeuger- als auch auf Verbraucherseite denkbar. Wohingegen in der
Vergangenheit von einigen wenigen zentralen Kraftwerksanlagen ausgegangen wurde, werden die Ver-
braucher immer mehr auch zu Energieerzeugern, sog. Prosumern (FLAUTE et al. 2017).

In der vorliegenden Arbeit wird Lastmanagement als Demand Side Integration, also als Nutzung der
Verbraucherseite zur Beeinflussung der Last in Bezug auf deren Hohe, Zeitpunkt und Dauer verstanden.
Gemeint sind alle Aktivitaten, die zur Anpassung der Stromnachfrage und der Einspeisung aus Erzeu-
gungs- bzw. Speicheranalagen auf der Verbraucherseite an die Erzeugungs- und Netzbedingungen ge-
tatigt werden.
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Demand Side Integration lasst sich in zwei Teilbereichen umsetzen: Demand Side Management und
Demand Side Response. Wéhrend Demand Side Management das aktive Schalten von Lasten meint,
das bspw. durch die Teilnahme am Regelenergiemarkt motiviert sein kann, umfasst Demand Side
Response die Beeinflussung des Verbraucherverhaltens z. B. durch dynamische Tarife (BUCHHOLZ et
al.). Unterschieden wird also zwischen der Art des Eingriffs: Moglich ist einerseits eine indirekte Steu-
erung u. a. durch Preissignale und andererseits eine direkte Regelung durch den Netzbetreiber.

Das in § 14 EEG geregelte Einspeisemanagement, das dem Netzbetreiber erlaubt, bei Netzengpéssen
die Einspeisung aus EEG-Anlagen abzuregeln, ist nicht unter dem Begriff Lastmanagement im engeren
Sinne dieser Arbeit zu verstehen. Diese Form des Eingriffs ist eher als Notregelung anzusehen. Demand
Side Integration versucht derartige Situationen ex ante zu vermeiden.

Lastfliisse gezielt zu steuern und in einem bestimmten Rahmen zu halten liegt vor allem im Interesse
der Netzbetreiber, um Investitionen in einen Netzausbau zu vermeiden, die ansonsten getatigt werden
missten (BECKER 2009). Andererseits kann die Integration von Verbraucheranlagen auch fiir Energie-
versorgungsunternehmen von Nutzen sein. Aus ékonomischer Sicht kénnen Lastmanagementmalinah-
men auf Verbraucherseite ginstiger sein als der Zubau von Spitzenlasttechnologien auf Erzeugerseite,
vor allem wenn zusétzliche Kraftwerkskapazitaten geschaffen werden missen (KLOBASA et al. 2013).
Energieversorgungsunternehmen verfolgen mit einem Lastmanagement folglich das Ziel einer gleich-
maRigen Auslastung der Kraftwerke tber die Beeinflussung der Lastseite, um den Einsatz teurer Spit-
zenlastkraftwerke und den Zukauf teuren Stroms maglichst zu vermeiden (SCHELLONG 2016). Auf Sei-
ten der Verbraucher miissen monetdre Anreize geschaffen werden, die Lasten entsprechend zu veran-
dern.

Als Malinahmen des Lastmanagements gelten zum einen die Verlagerung des Stromverbrauchs zu Spit-
zenlastzeiten in lastarme Zeiten oder die Entkopplung des Verbrauchs vom Angebot durch den Einsatz
von Stromspeichern, wodurch eine gleichméaRigere Auslastung des Versorgungsnetzes erreicht werden
kann. Zum anderen sind gezielte Abschaltungen insbesondere von GroRverbrauchern denkbar. Auf Er-
zeugerseite besteht die Mdglichkeit, Energiesysteme mit glinstigen Lastdnderungseigenschaften einzu-
setzen, die kurzfristig zusétzliche Leistung bereitstellen kénnen (KARL 2012).

Verschiebung des Verbrauchs in Zeiten
hoher Erneuerbarer-Energien-Erzeugung

- Zeitliche Anpassung des Verbrauchs

Reduzierung des Verbrauchs zu
Spitzenlastzeiten

= Anreiz zur Leistungsbegrenzung

Erhéhung des Verbrauchs zu
Schwachlastzeiten

-> Verbrauchserhéhung

Kurzfristige Anderung der Lastkurve

22123

= Kleine Anderungen zur Netzstabilisierung

Abbildung 3-1: Lastverschiebearten im Rahmen des Lastmanagements
[Eigene Darstellung nach DEUTSCHE ENERGIE-AGENTUR GMBH 2016]
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Abbildung 3-1 zeigt eine Ubersicht der verschiedenen Varianten der Lastveranderung. Diese sind die
Verschiebung des Verbrauchs in Zeiten hoher Stromproduktion aus erneuerbaren Energien, die Redu-
zierung des Verbrauchs zu Spitzenlastzeiten, die Erhéhung des Verbrauchs zu Schwachlastzeiten und
die kurzfristige Anderung der Lastkurve.

Voraussetzungen

Um durch Lastmanagement die Netzlast entsprechend der Erzeugung steuern zu kénnen, mussen Infor-
mationen Uber den zeitlichen Verlauf und die Hohe der Stromnachfrage sowie der Stromerzeugung aus-
getauscht werden. Als Informationstréger dient der elektrische Lastgang, der die reale Kundennachfrage
bzw. die Stromerzeugung im Viertelstundentakt aufzeichnet (TIEDEMANN 2005). Zur Anpassung der
Erzeuger- und Verbraucherseite ist es notwendig, eine simultane Kommunikation zwischen Erzeugung,
Verbrauch und Speicherung herzustellen. Die Verbindung mit Smart-Energy-Technologien, die die Da-
tenbereitstellung tbernehmen soll, wird demzufolge als notwendige Voraussetzung fur den marktdurch-
dringenden Einsatz eines funktionierenden Lastmanagements angesehen. Neben der Datenbereitstellung
ist es existenziell, die Datenibertragung mittels sicherer Informations- und Kommunikationstechnolo-
gien (IKT) zu gewéhrleisten. Die aktuell eingesetzten Technologien werden im anschlieBenden Kapitel
naher erléutert.

Auf Nutzerseite bestehen weitere VVoraussetzungen flir den Einsatz eines Lastmanagementsystems. So
missen geeignete Verbraucher zur Verfiigung stehen, die fakultativ folgende Charakteristika aufweisen
und aufgrund dessen lastvariabel betrieben werden kénnen: Temperaturspeicherfahigkeit (z. B. Kihl-
systeme, Warmwasserspeicher, etc.), Mdoglichkeit der zeitlichen Verschiebung (z. B. Wéschetrockner,
Spulmaschine, etc.) oder Reduzierbarkeit des Lastabrufs (z. B. industrielle Produktionsanlagen, Klima-
tisierung, etc.) (SCHELLONG 2016). Um die verschiedenen Mdglichkeiten des Lastmanagements nutzen
zu konnen, ist eine zentrale Steuerung der Anlagen erforderlich, die dafiir geeignete Software-Ldsungen
bedingt (KARL 2012). Als besonders attraktiv fiir das Lastmanagement und die Anlageneinsatzplanung
werden in der Literatur sog. virtuelle Kraftwerke oder Smart Grids angesehen, tiber die eine Vielzahl an
dezentralen Arbeitsmaschinen zentral gesteuert werden kdnne (KARL 2012). Dabei stellen sich aller-
dings unter anderem die Fragen, wer die Steuerungsimpulse sendet, welche Kommunikationswege ver-
wendet werden oder welche Regelungsalgorithmen zum Einsatz kommen (SERVATIUS et al. 2012).
Diese Fragestellungen miissen vor dem Einsatz eines Lastmanagementsystems ausreichend geklart sein.
Die fiir das Lastmanagement bereitzustellende Infrastruktur verursacht hohe Anfangsinvestitionen, die
von den im Weiteren berechneten maximalen Anfangsinvestitionen abgedeckt werden miissen.

Etablierte Formen des Lastmanagements

Wéhrend Lastmanagementbestrebungen vor 10 Jahren eher als Forschungs- und weniger als Praxis-
thema angesehen wurden (BECKER 2009), sind heute bereits Formen des Lastmanagements in der Ener-
giewirtschaft etabliert. Bisher gesetzlich verankert ist die Verordnung zu abschaltbaren Lasten (AbLaV)
zur Regelung von LastmanagementmalRnahmen. Die AbLaV zielt vor allem auf Industriebetriebe und
deren Anlagen als Lastverschiebungspotenziale ab. Mit der Verordnung zu abschaltbaren Lasten werden
die gesetzlichen Regelungen aus 88 13 und 14 EnWG néher ausgestaltet. Als abschaltbare Lasten wer-
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den elektrische Verbrauchsanlagen definiert, deren Stromabnahme aus einem Elektrizitatsversorgungs-
netz erfolgt, das im Normalschaltzustand Uber nicht mehr als zwei Umspannungen mit der Hochstspan-
nungsebene verbunden ist und die auf Anforderung von Ubertragungsnetzbetreibern zuverlassig um eine
bestimmte Leistung reduziert werden kénnen, 8 2 AbLaV. Die Verordnung legt die maximalen Vergi-
tungssatze fest, auf die die Anbieter abschaltbarer Lasten Anspruch haben. Als monatlicher Leistungs-
preis sind maximal 500 € pro Megawatt Abschaltleistung vorgesehen, unabhéngig von einem Abruf
durch den Netzbetreiber. Wird die Abschaltleistung abgerufen, fallen hochstens 400 € pro Megawatt-
stunde an, 8 4 AbLaV. Des Weiteren gelten technische Voraussetzungen wie eine Mindestleistung von
5 MW, die Durchfuhrung von Praqualifikationstests und technische Mindestverfuigbarkeiten, wann und
wie lange die Abschaltleistung abgerufen werden kann, § 5 AbLaV und 8 13i Abs. 2 Satz 4 EnWG. § 8
AbLaV regelt zudem, wie die monatliche Ausschreibung der abschaltbaren Lasten durch die Ubertra-
gungsnetzbetreiber auszufiihren ist. Im Hinblick auf das Lastmanagement, das Verteilnetzbetreiber
durchfihren kdnnen, ist § 16 AbLaV von Bedeutung, der besagt, dass auch in nachgelagerten Span-
nungsebenen Vereinbarungen zu abschaltbaren Lasten zwischen dem jeweiligen Netzbetreiber und An-
bieter mdglich sind.

Als eine weitere Form des Lastmanagements ist der Regelenergiemarkt zu sehen. Regelenergie wird
nach 8 2 Nr. 9 StromNZV als diejenige Energie definiert, die zum Ausgleich von Leistungsungleichge-
wichten in der jeweiligen Regelzone eingesetzt wird. Treten plotzliche Abweichungen von prognosti-
zierten Fahrplanen der Bilanzkreisverantwortlichen auf, kann Regelenergie zum Ausgleich der Strom-
netzfrequenz eingesetzt werden. Unterschieden wird zum einen zwischen Priméarregelung (Ausgleich
innerhalb von Sekunden), Sekundarregelung (Ausgleich innerhalb von 5 Minuten) und Minutenreserve
(Ausgleich innerhalb von Viertelstunden). Zum anderen wird differenziert zwischen positiver und ne-
gativer Regelenergie. (SCHELLONG 2016) Voraussetzungen fir die Teilnahme am Regelenergiemarkt
sind die zur Verfiigung zu stellende Mindestanlagenleistung und das Durchlaufen eines Préqualifikati-
onsverfahrens.

3.2 Stromspeichertechnologien als eine Form des Lastmanagements

In den nachfolgenden Kapiteln werden Stromspeichertechnologien als eine spezielle Form des Lastma-
nagements betrachtet. Im Zuge dessen wird auf verschiedene Arten der Stromspeicherung sowie deren
aktuelle Kosten und prognostizierte Entwicklungen eingegangen. Durch den Einsatz der sog. Smart-
Energy-Technologien wird die intelligente Vernetzung von Erzeugung, Verbrauch und Speicherung
madglich. Durch die Nutzung von Stromspeichern lassen sich Angebot und Nachfrage zumindest bis zu
einem gewissen Mal} entkoppeln, was das Managen von Lasten ermoglicht, ohne starke Komfortein-
schrankungen in Kauf nehmen zu mussen.

Stromspeichertechnologien kénnen grundsétzlich in mechanische, elektrochemische und elektrische
Speicherarten unterteilt werden (POHL & HAUSMANN 2013). Abbildung 3-2 stellt einen Uberblick der
Speichertechnologien sowie deren Leistungsklassen, Zeitbereiche und Energiedichte dar. Wahrend Su-
perkondensatoren, Magnetspulen und Schwungréder zwar in verschiedenen Leistungsklassen vom Ki-
lowatt- bis zum mittleren Megawattbereich erhaltlich sind, betragt die Dauer der Speicherung lediglich
Sekunden. In dhnlichen Leistungsbereichen kdnnen Batteriespeicher eingesetzt werden.
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Die Speicherdauer liegt im Minuten- bis Stundenbereich, bei Redox-Flow-Batterien ist diese etwas ho-
her und auch die Leistungsklasse ist groRer. Die mechanischen Energiespeicher (Druckluft und Pump-
speicher) befinden sich wie der Wasserstoffspeicher in Megawatt- bis Gigawatt-Leistungsklassen und
umfassen Zeitbereiche von mehreren Stunden. Wasserstoffspeicher kdnnen zur Speicherung tiber meh-
rere Tage eingesetzt werden.

GroBe Wasserstoff
Energiespeicher Kugeltank 20 bar 30

[ Rohrtank 80 bar 120
\ Wasserstoff Kaverne 200 bar 300

Batterien
Redoxflow
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Abbildung 3-2: Leistung, Zeitbereich und Energiedichte verschiedener Speichertechnologien
[KURZWEIL & DIETLMEIER 2015]

Zu den bisher am hdufigsten eingesetzten Systemen gehdéren Pumpspeicherwerke, Druckluftspeicher,
Batteriespeicher in Form von Natrium-Schwefel-, Lithium-lonen- und Blei-Akkumulatoren sowie
Schwungradspeicher. Technisch ausgereift und langjéhrig im Einsatz sind Pumpspeicherwerke, die ei-
nen Anteil von 99 % der weltweit verfligharen Speicherkapazitat mit einer installierten Leistung von
rund 100 GW im Jahr 2013 ausmachten. (U.S. DEPARTMENT OF ENERGY 2013) Mit 8,2 GW der instal-
lierten Turbinenleistung steht Deutschland eine Speicherkapazitiat von 48 GWh zur Verfligung. Laut
VDE entsprache dies unter Volllast einer kurzfristigen Gewahrleistung der Versorgung von rund sechs
Stunden. (KONDZIELLA et al. 2013)

Fur den Betrieb von Pumpspeicherwerken wird ein geografisches Gefélle bendtigt, das den Bau zweier
Staubecken — ein oberes und ein unteres — zulasst. In Zeiten glnstiger Strompreise bzw. geringer Strom-
nachfrage wird Wasser vom unteren in das obere Staubecken gepumpt und so potenzielle Energie ge-
speichert. Bei einem Anstieg der Stromnachfrage wird das Wasser des Speichersees tber einen Druck-
schacht auf tiefer liegende Turbinen geleitet. Diese wiederum treiben Generatoren an, die die potenzielle
Energie in elektrische Energie umwandeln und den produzierten Strom in das Netz einspeisen. (DEUT-
SCHE ENERGIE-AGENTUR GMBH 2010) Die geografischen Anforderungen von Pumpspeicherwerken
flhren dazu, dass bei der Ausbauplanung nicht vorrangig auf netzseitige Engpésse geachtet werden kann
(KONDzIELLA et al. 2013). Der Wirkungsgrad von Pumpspeicherwerken liegt nach einer Netzstudie des
U.S. Department of Energy zwischen 76 % und 85 % bei einer gewdhnlichen Nutzungsdauer von 50 bis
60 Jahren. Hauptanwendungsbereiche von Pumpspeicherwerken sind die Bereitstellung von (saisona-
len) Reservekapazitéten, die Netzregulierung durch drehzahlgeregelte Pumpen und das Energiemanage-
ment. (U.S. DEPARTMENT OF ENERGY 2013)
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Druckluftspeicher sind ebenfalls abhangig von geografischen Gegebenheiten. Bei dieser Form der Ener-
giespeicherung wird durch den Einsatz von Kompressoren Luft in unterirdischen Hohlrdumen unter
Druck gespeichert. Diabate Druckluftspeicher trifft man bereits im groBtechnischen Einsatz an. Diese
arbeiten mit Gaszusatzbefeuerungen, um die ausstromende Luft zu erhitzen und so zu dekomprimieren.
Bei adiabaten Druckluftspeichern hingegen, die sich noch in der Forschungs- und Entwicklungsphase
befinden, wird die bei der Kompression entstehende Warme in Warmespeichern aufgefangen und zur
Erhitzung der ausstromenden Druckluft verwendet. Die Dekompression der Druckluft treibt zur Rlck-
gewinnung der elektrischen Energie eine Turbine an.

Im Hinblick auf den Entwicklungsstand und das Speichervolumen kommen Druckluftspeicher den
Pumpspeicherwerken am néchsten. (DEUTSCHE ENERGIE-AGENTUR GMBH 2010) Abhéngig von der
Anwendung werden Wirkungsgrade von 41 % bis 70 % erreicht (SALVINI 2017, OBl et al. 2017). Druck-
luftspeicher werden fur dieselben Anwendungsbereiche wie die Pumpspeicherwerke und zur Integration
erneuerbarer Energien eingesetzt. Beide Arten sind nicht flr ein Lastmanagement auf VVerbraucherseite
geeignet, sondern erbringen bisher netz- und erzeugerseitige Leistungen. (U.S. DEPARTMENT OF
ENERGY 2013)

Im Gegensatz zu den vorgestellten mechanischen Stromspeichertechnologien kénnen elektrochemische
Batteriesysteme weitgehend unabhdngig von geografischen Gegebenheiten und vor allem zum Lastma-
nagement auf der Verbraucherseite eingesetzt werden. Zudem sind sie zumeist modular aufbaubar und
damit einfacher an die Rahmenbedingungen vor Ort anzupassen. (KONDZIELLA et al. 2013) Eine Um-
frage von KONDZIELLA et al. (2013) unter relevanten Stakeholdern im Bereich der Stromspeicherung
(darunter Wissenschaft, Speicherhersteller und Anbieter von Systemldsungen) ergab, dass 66 % der
Teilnehmer bis 2030 den flachendeckenden Einsatz flexibler stationérer Batteriespeicher in Deutschland
erwarten. Besonders lokalen Akteuren wie Stadtwerken schreiben die Umfrageteilnehmer eine treibende
Rolle bei der Verbreitung von Batteriespeichern zu. (KONDZzIELLA et al. 2013) Sowohl fir groiskalige
Anwendungen als auch fiir den dezentralen Einsatz werden in verschiedenen GréRenklassen bisher
Bleibatterien, Natrium-Schwefel-Batterien (NaS), Lithium-lonen-Batterien (Li-lon) und Redox-Flow-
Batterien betrieben. Wahrend Blei-Systeme in ihrer Marktposition aktuell dominieren, schéatzen die Um-
frageteilnehmer das zukiinftige Potenzial von Lithium-lonen-Batteriespeichern aufgrund des Kosten-
senkungspotenzials und der variablen Einsatzbereiche als deutlich héher ein. (KONDZzIELLA et al. 2013,
U.S. DEPARTMENT OF ENERGY 2013)

Bei elektrochemischen Energiespeichern wird grundsatzlich chemische Energie in elektrische Energie
umgewandelt, indem die Anderungen der elektrischen Ladung zur Energiespeicherung genutzt werden.
Die elektrochemische Zelle besteht aus zwei Elektroden und einem Elektrolyten. Beim Ladevorgang
werden die Elektroden zur Annahme unterschiedlicher Potenziale durch die VVerschiebung von Elektro-
nen durch Redoxreaktionen gebracht (KURZWEIL 2015, KURZWEIL & DIETLMEIER 2015). Unterschie-
den wird dabei in gasférmige (z. B. Hy), flissige (z. B. NaS) und feste (z. B. Blei) Reaktanten. Systeme
mit festen Reaktanten eignen sich vorrangig fur den dezentralen Einsatz, flussige eher flr den grofiska-
ligen Einsatz. (JOSSEN 2014) Lithium-lonen-Speicher werden beispielsweise flr verbraucherseitige
LastmanagementmalRnahmen und zur Erhéhung der Eigenversorgung in Verbindung mit kleinskaligen
regenerativen Energieerzeugungsanlagen verwendet. Natrium-Schwefel- und Redox-Flow-Batterien
hingegen sehen Experten eher im Einsatz flr das Netzmanagement sowie zur Integration groRskaliger
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erneuerbarer Erzeugungsanlagen. (KONDZIELLA et al. 2013) Herausforderungen fiir den flachendecken-
den Einsatz von elektrochemischen Speichern sind insbesondere die vorhandenen Energiedichten, die
noch nicht endgultig erforschte Lebensdauer, die Speicherkapazitdten und die aktuell hohen Speicher-
kosten (U.S. DEPARTMENT OF ENERGY 2013).

Wasserstoffspeicher und Brennstoffzellen befinden sich laut DEUTSCHE ENERGIE-AGENTUR GMBH
2010 noch in der Forschungs- und Entwicklungsphase, ihnen wird aber langfristig ein groRes Potenzial
aufgrund der hohen Energiedichte zugeschrieben. Vor allem wenn Wasserstoff tber Elektrolyse aus
erneuerbaren Energien erzeugt wird, kann diese Form der Energiespeicherung zukdinftig eine wirtschaft-
liche Option werden (KURZWEIL & DIETLMEIER 2015).

Um die Rolle der Stromspeichertechnologien im Energiesystem der Zukunft untersuchen zu kénnen,
sind Kostenprognosen notwendig. Diese sind allerdings aufgrund fehlender Daten und Prognoseunsi-
cherheiten schwierig zu erstellen. (SCHMIDT et al. 2017) Laut KONDZIELLA et al. (2013) wiirden die
Vollkosten des Betriebs bei Batteriespeichern nahezu ausschlieflich von der Anfangsinvestition der
Speicheranlage bestimmt. Der Grad der Auslastung hat demnach einen groRen Einfluss auf die Kosten
pro ausgespeicherter Kilowattstunde. VVor allem bei Redox-Flow-, Lithium-lonen- und Natrium-Schwe-
fel-Batterien sind die spezifischen Kosten stark von der Anzahl der Speicherzyklen abhangig. Bei 500
Speicherzyklen pro Jahr kdnnen die Kosten bei groR3skaligen Batteriespeichern (1 bis 10 MW) auf min.
18 (Redox-Flow) bis max. 26 Cent (Li-lon) pro ausgespeicherter Kilowattstunde Strom sinken. Bei le-
diglich 100 Ladezyklen pro Jahr betragen die Speichergestehungskosten 98 Cent/kWh im Fall der Li-
thium-lonen-Batterie, 80 Cent/kWh im Fall von NaS- und Redox-Flow-Speichern und 41 Cent/kWh im
Fall der Bleibatterie. Mit der Erhdhung der Ladezyklenanzahl sinkt allerdings die technische Lebens-
dauer der Batteriesysteme, was sich in friheren Ersatzinvestitionen bei der Berechnung widerspiegelt.
Aufgrund dessen sinken die Speichergestehungskosten fur Bleibatterien am geringsten im Vergleich zu
den anderen genannten Systemen. (KONDZIELLA et al. 2013)

Osil et al. 2017 untersuchten Speichergestehungskosten neun verschiedener Druckluftspeichersysteme.
Diese rangieren zwischen 13 und 104 Cent/kWh! und betragen im Mittel 46 Cent pro ausgespeicherter
Kilowattstunde Strom. Die Speichergestehungskosten von Pumpspeicherwerken wurden anhand sieben
Speichersystemen ermittelt. Im Fall der hochsten Kosten fallen 210 Cent und im Fall der geringsten
Kosten 12 Cent pro ausgespeicherter Kilowattstunde Strom an. Im Mittel belaufen sich die Speicherge-
stehungskosten der untersuchten Anlagen auf 60 Cent/kWh. (OBl et al. 2017)

Im Gegensatz zu den Speichergestehungskosten ermitteln SCHMIDT et al. 2017 zur Prognose der zu-
kiinftigen Kosten fur Stromspeicherung den Investitionsbetrag pro Kilowattstunde Speicherkapazitat.
Auf Basis der Entwicklung von Produktpreisen und abgeleiteten Erfahrungskurven werden die Anfangs-
investitionen der Speicherkapazititen von 2015 bis 2040 berechnet. Wie oben beschrieben bestimmen
hauptsachlich die Anfangsinvestitionen die Speichergestehungskosten. Aufgrund dessen kann die Ver-
anderung der Stromgestehungskosten im Zeitverlauf aus den Entwicklungen der Anfangsinvestitionen
abgeleitet werden. Aus Abbildung 3-3 geht hervor, dass die Produktpreise fiir Lithium-lonen-Batterien

! Die Stromgestehungskosten werden in OBl et al. (2017) in US Dollar fir das Jahr 2015 und in SCHMIDT et al.
(2017) in US Dollar fur das Jahr 2012 angegeben. Die Umrechnung in Euro erfolgte mit dem durchschnittlichen
Wechselkurs fiir das Jahr 2015 von US$ 1,11/€ und fiir das Jahr 2012 von US $ 1,28/€ STATISTA GMBH (2017).
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flr den Einsatz im Wohnbereich mit 1.705 €/kWhca, sowohl im Jahr 2015 als auch im Jahr 2040 trotz
hoher Erfahrungsraten mit 357 €/kWhcap am hdchsten sind.
Aufgrund des starken prognostizierten Wachstums an produzierter Stlickzahl sinken die Produktpreise
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Abbildung 3-3: Zukinftige Energiespeicherkosten im Zeitverlauf
[nach ScHMIDT et al. 2017]

fur Lithium-lonen-Batterien fir den Einsatz in Elektroautos auf die geringsten Kosten von 65 €/kWhcap
im Jahr 2040. Auf einem dhnlichen Niveau rangieren 2040 die Produktpreise mit 87 — 90 €/kWhegp, flr
Lithium-lonen-Speicher fiir Elektronikgerate und Elektrolyse-Anlagen im Versorgerbereich. Fast un-
veréndert bleiben dagegen die Investitionsbetrége fiir Bleisdurebatterien mit 128 €/kWheap im Jahr 2040.
Einen leichten Anstieg erleben die Anfangsinvestitionen fir Pumpspeicherwerke, die im selben Jahr bei
259 €/kWhegy liegen. Die Produktpreise fur Redox-Flow- und Lithium-lonen-Batterien fiir den Versor-
gerbereich rangieren im Jahr 2015 laut SCHMIDT et al. 2017 zusammen mit Bleiséurebatterien und
Brennstoffzellen fur den Einsatz im Wohnbereich bei 1.426 - 1.178 €/kWhcap. Am stérksten sinken da-
von bis zum Jahr 2040 die Investitionsbetrége fur Brennstoffzellen auf 191 €/kWhcsp. Die anderen ge-
nannten Speichersysteme weisen dann Investitionsbetrége von 258 — 319 €/kWhc,, auf. Etwaige weitere
Kosten fiir den Betrieb der Speichersysteme sowie Lebensdauer- und Wirkungsgradeffekte sind in der
Betrachtung von SCHMIDT et al. 2017 nicht enthalten.

Um die anfallenden Speichergestehungskosten zu decken, bestehen unterschiedliche Mdglichkeiten so-
wohl auf Seiten der Stromversorger als auch auf Seiten der Stromverbraucher. Potenzielle Erlésquellen
seien laut KONDZIELLA et al. 2013 unter anderem die Nutzung von Preisspreads am Spotmarkt, die
Teilnahme am Regelleistungsmarkt, vermiedene Netzinvestitionen und die Einsparung von Stromkos-
ten.

Im weiteren Verlauf der Arbeit wird immer wieder Bezug auf die aktuellen und prognostizierten An-
fangsinvestitionen und Speichergestehungskosten genommen, um die Ergebnisse in den Kontext der
moglichen Speichertechnologien zu setzen.
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3.3 Smart Energy

Laut Servatius et al. sehen ,,die Entscheidungstrager in der deutschen Energiewirtschaft in den Themen
Smart Grid, Smart Metering, E-Mobility und Speichertechnologien die wichtigsten Zukunftstechnolo-
gien bis zum Jahr 2020 (SERVATIUS et al. 2012). Diese Aussage lasst vermuten, dass das Thema Smart
Energy im Energiemarkt der Zukunft eine signifikante Rolle spielen wird. Entfacht durch die politisch
und gesellschaftlich forcierte Energiewende, die daraus resultierende steigende Nutzung regenerativer
Energiesysteme, den Atomausstieg und die Liberalisierung des Strommarktes befindet sich die Energie-
wirtschaft aktuell in einer Zeit des Umbruchs und der Umgestaltung. In diesem Zusammenhang wird
die Entwicklung des Zusammenspiels aus Smart-Energy-Technologien und aktivem Lastmanagement
zukiinftig an Bedeutung gewinnen.

Im Folgenden sollen die einzelnen Smart-Energy-Bereiche (Smart Meter, Smart Home, Smart Grid)
néher erlautert und deren aktueller Einsatz sowie mdgliche Entwicklungen in Bezug auf ein aktives
Lastmanagement dargestellt werden. Die Schaffung einer Smart-Energy-Infrastruktur wird in dieser Ar-
beit als Voraussetzung fiir das Ausschopfen von Lastmanagementpotenzialen erachtet.

Smart Meter

Als Smart Meter werden ,,intelligente* Energiezihler bezeichnet, die im Vergleich zu den bisher einge-
setzten elektromechanischen Ferraris-Zahlern nicht nur den Energieverbrauch innerhalb einer Abrech-
nungsperiode, sondern auch die Zeitpunkte der Nutzung aufzeichnen kénnen. Die Messung und Anzeige
des Stromverbrauchs erfolgt elektronisch und kann in Kombination mit einer Kommunikationsschnitt-
stelle quasi simultan an die Netzbetreiber Ubertragen werden. Die Verbrauchsdaten werden in regelmé-
Rigen Intervallen, bspw. im Viertelstunden-Takt, erfasst und gespeichert. Diese Zeitreihen bilden die
individuellen Lastgange der einzelnen Kunden und damit die Hohe und Dauer der Verbrauche ab. (VIR-
NICH 2013)

Neben der reinen Messung des Energieverbrauchs ist es durch Smart Meter theoretisch méglich, den
Verbrauch automatisch auf Basis der angebotenen Tarifmodelle mithilfe einer beliebigen Anzahl virtu-
eller Z&hlwerke zu steuern. Laut dem Berufsverband Deutscher Baubiologen sei es sinnvoll, diese vir-
tuellen Z&hlwerke nicht lokal im Z&hler, sondern zentral in einem Abrechnungssystem des Netzbetrei-
bers zu berechnen. So lieen sich Anreize schaffen, genau dann Strom zu verbrauchen, wenn gerade
besonders viel (erneuerbare) Energie im Netz verfligbar sei, und genau dann Strom zu sparen, wenn es
einen hohen Bedarf oder Engpass in der Erzeugung gebe (keine Sonne, kein Wind). Fir solche intelli-
genten Tarifmodelle sei es jedoch notwendig, die Ubertragung der Zahlerstande schnell, transparent und
manipulationssicher zu gestalten. (STARZACHER 2013) Resultierend aus diesen technischen Mdglich-
keiten erschliel3t sich, dass Smart Metering die Basistechnologie fiir Smart Home und Smart Grid dar-
stellt und damit die Voraussetzung flr ein automatisiertes Lastmanagementsystem ist.

Der Nutzen der neuen Z&hler basiert einerseits auf der Transparenz des Energieverbrauchs. Fiir die End-
kunden entsteht die Mdglichkeit, ihren tatsachlichen Energieverbrauch zu beobachten und zu analysie-
ren. So kénnen zum Beispiel stromintensive Geréte erkannt und ausgetauscht oder kostenintensives
Verhalten verandert werden. Durch das méglicherweise entstehende Energiebewusstsein lassen sich aus
Sicht der Kunden auf Grund lastvariabler Tarife Energiekosten einsparen. Auf Seiten der Energiever-
sorgungsunternehmen birgt die Smart-Meter-Technologie andererseits die Chance, Kundenmehrwerte



3 Material & Methoden 15

im Energievertrieb zu schaffen, wodurch sich die Kundenzufriedenheit erhéhen und die Kundenbindung
stérken lassen. Zudem kdnnen Energiebetriebe wie lokale Stadtwerke den Zugang der Konkurrenz zum
Kunden erschweren, indem sie Smart Meter bei Kunden installieren, die in ihrem Eigentum bleiben.
Der Aufwand fir Konkurrenten erhoht sich damit um einen eigenen Zahler bzw. die Miete fur die ein-
gebaute Messstelle. (KOHLER-SCHUTE 2009)

Als Teil des dritten Energiepakets der EU strebt die Richtlinie 2009/72/EG die Ausstattung von 80 %
der Letztverbraucher in den Mitgliedsstaaten mit intelligenten Messsystemen bis 2020 an, Anhang | (2)
RL 2009/72/EG. Die Bundesregierung hat dazu eine Kosten-Nutzen-Analyse durchflihren lassen, deren
Ergebnisse als Handlungsempfehlungen fur die Einfuhrung von Smart Metern in Deutschland im Gesetz
zur Digitalisierung der Energiewende umgesetzt wurden. Die Einfuhrung der Smart Meter im deutschen
Energiemarkt soll laut Bundesregierung stufenweise und ohne geregelten Rollout erfolgen, damit Kos-
ten und Nutzen in einem verniinftigen Verhaltnis stehen. Ein 100 %-Rollout wiirde laut BMWi fir
Klein- und Durchschnittsverbraucher zu unzumutbaren Kostenbelastungen filhren (BUNDESMINISTE-
RIUM FUR WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2015a).

Zunéchst werden intelligente Zahler als Basisinfrastruktur verbaut, die zu jedem Zeitpunkt ber eine
zusétzliche Kommunikationseinheit, dem sog. Smart-Meter-Gateway, zu einem intelligenten Messsys-
tem erweitert werden konnen. Fiir den Einbau und den Betrieb gibt die Bundesregierung Preisobergren-
zen vor, § 31 Gesetz zur Digitalisierung der Energiewende. Wéhrend bisher genutzte einfache elektro-
mechanische Zahler im Durchschnitt Kosten zwischen 10 und 15 € jahrlich verursachten, liegt die Preis-
obergrenze fur intelligente Z&hler zwischen 23 € jahrlich fiir Verbraucher unter 2.000 kWh und 100 €
pro Jahr flr Verbraucher zwischen 6.000 und 10.000 kWh. Diese Regelung soll gewahrleisten, dass der
Ausbau der Smart Meter aus volkswirtschaftlichen Gesichtspunkten positiv verlguft.

[ 2014 | 20t6 | aote [ 2017 | 2ot | aoto | 20 | 2021 | 2022 | 2029 | 2026 { 202 | zuae | aozr | ao2e [ 2028 | 200 | aost {2032

>100.000 kWh/a — angemessenes Entgelt - RLM-Bereich
50.000 - 100.000 kWh/a — 200 EUR
20.000 - 50.000 kWh/a - 170 EUR

10.000 - 20.000 kWh/a - 130 EUR
Pilot- /

Feldtest-
phase
iMSys

6.000 - 10.000 kWh/a - 100 EUR

4.000 - 6.000 kWh/a - 60 EUR (optional)
3.000 - 4.000 kWh/a - 40 EUR (optional)
2.000 - 3.000 kWh/a - 30 EUR (optional)

<2.000 kWh/a — 23 EUR (optional)

Abbildung 3-4: Smart-Meter-Rolloutplan — Verbrauchersicht
[BUNDESMINISTERIUM FUR WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2015]

Finanziert werden soll der Ausbau nicht tber eine Umlage, sondern tber die Entgelte fur Messung und
Messstellenbetrieb. (BUNDESMINISTERIUM FUR WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2015a) Den Zeitplan der
Entwicklungsstufen, wie im Gesetz flr die Digitalisierung der Energiewende festgelegt, zeigt Abbildung
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3-4. Aus der Grafik geht hervor, dass der Zeitplan nach der Pilot- und Feldtestphase ab 2017 zunachst
einen Einbau von Smart Metern bei Stromverbrauchern mit einem jahrlichen Verbrauch groRer
10.000 kWh vorsieht. Dabei sollen vorrangig Kunden beriicksichtigt werden, die nicht bereits unter die
registrierende Lastgangmessung fallen.

Die Einbaugrenze wird im zweiten Schritt gesenkt werden, wobei grundsatzlich die Untergrenze eines
Stromverbrauchs von 6.000 kWh pro Jahr gilt. Bei einem Verbrauch unterhalb dieser Grenze ist der
Einbau nicht verpflichtend, sondern optional fur den jeweiligen Verbraucher.

Im Bereich der Erzeugungsanlagen werden Smart Meter ebenfalls ab dem Jahr 2017 bei EEG- sowie
KWK-Anlagen mit einer Leistung von mindestens 7 kW eingebaut, was nach 10 Jahren der Abdeckung
von 90 % der bundesweit installierten EE-Leistung mit intelligenten Messsystemen entspricht (BUN-
DESMINISTERIUM FUR WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2015a). Gesetzliche Grundlage fur den Ausbau der
Smart-Meter-Technologie sind insbesondere das Energiewirtschaftsgesetz (EnWG) und das Messstel-
lenbetriebsgesetz (MsbG), die im Rahmen des Gesetzes zur Digitalisierung der Energiewende entspre-
chend angepasst wurden.

30-100 kW -200 EUR/a

15-30kW -130EUR/a
Pilot- /

Feldtest-
phase >7-15kW -100 EUR/a

iMSys

> 100 kW — angemessenes Entgelt

1Z, soweit nicht iMSys; soweit Teilnahme am Flexibilititsmechanismus 14a EnWG

Abbildung 3-5: Smart-Meter-Rolloutplan — Erzeugersicht
[BUNDESMINISTERIUM FUR WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2015]

Smart Home

Verbraucherseitig spielt das Thema Smart Home zunehmend eine Rolle. Dabei muss unterschieden wer-
den zwischen Klassischen und vernetzten Smart-Home-Anwendungen. Der Begriff des intelligenten
Hauses umfasst nicht nur den Bereich effiziente Energienutzung, sondern ebenso Themen wie Geb&u-
desicherheit, Unterhaltungselektronik und Geb&udeautomation. Mit klassischen Smart-Home-Anlagen
kann das Haus nach den Bedirfnissen der Bewohner gesteuert werden. Beispielsweise ist es moglich,
die Raume individuell dem gewiinschten Temperaturniveau entsprechend der Ankunftszeit der Hausbe-
wohner zu beheizen oder die Bewohner per Smartphone zu informieren, falls wahrend ihrer Abwesen-
heit die Alarmanlage ausgeltst wird. (ARNOLD 2014)

Im Gegensatz zu den beschriebenen klassischen Anwendungen zielt der Ansatz von Smart Home zur
Erhohung der Energieeffizienz auf die Senkung von Lastspitzen und die Verlagerung des Stromver-
brauchs in lastarme Zeiten ab, um eine gleichméaBigere Auslastung des Versorgungsnetzes zu garantie-
ren. Dies kann zukunftig tber das Zusammenspiel von Smart Home, Smart Meter und Smart Grid in
Form eines Last- und Erzeugungsmanagements erfolgen. Dazu ist es notwendig, dass eine durchgangige
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Integration von Smart Grid und Smart Home (ber die Smart Meter gewahrleistet ist. (VIRNICH 2013)
Nicht zeitkritische Verbraucher wie Waschmaschine, Waschetrockner und Sptlmaschine kdnnen so
durch vernetzte Smart-Home-Technologien Uber lastvariable Tarife automatisch kosten- und lastoptimal
ferngesteuert werden (VIRNICH 2013).

Smart Grid

Die vorangehenden Kapiteln zeigen, dass das Thema intelligente Energieversorgung ganzheitlich be-
trachtet werden muss und im intelligenten Stromnetz, dem Smart Grid, die Komponenten Smart Meter
und Smart Home ineinander verzahnt werden. Das Smart Grid flhrt die intelligenten Technologien zu-
sammen. Intelligente Stromnetze — insbesondere die Verteilnetze — sollen in Zukunft ein Last- und Er-
zeugungsmanagement ermoglichen, um auf die zeitlich stark schwankende Energieerzeugung reagieren
zu konnen (FRIEDL et al. 2014). Dazu ist eine Feinabstimmung zwischen Erzeugung, Verbrauch und
Speicherung nétig, die Uber die Komponenten Smart Meter und Smart Home erfolgen soll, die entspre-
chende Signale Ubertragen und empfangen. Abgeleitet aus verschiedenen Definitionen des Smart Grid
der Bundesnetzagentur, des BDEW und der Deutschen Kommission Elektrotechnik Elektronik Infor-
mationstechnik (DKE) definiert KOHLER-SCHUTE 2012 das Smart Grid als eine Aufrustung des kon-
ventionellen Elektrizititsnetzes um informations- und regeltechnische Erweiterungen. Laut ihr bedeutet
,[...] ,smart‘, dass Netzzustinde in ,Echtzeit‘ erfasst werden konnen und Moglichkeiten zur Steuerung
und Regelung der Netze bestehen [...]“ (KOHLER-SCHUTE 2012).

Die Mdglichkeiten der intelligenten Steuerung von Erzeugung, Speicherung und Verbrauch durch das
Smart Grid lassen sich in Form eines Lastmanagements nutzen. Laut Berufsverband Deutscher Baubi-
ologen kdnne zum Beispiel der angebotsabhangige Abruf der Leistung grundsétzlich auf zwei verschie-
dene Arten bewerkstelligt werden:

,,1. Das Smart Grid des VNB [= Verteilnetzbetreiber] teilt iiber das Smart Meter dem Smart-Home-
System des Kunden mit, wann Uberkapazititen mit einem giinstigen Tarif vorhanden sind. Das Smart-
Home-System entscheidet dann, ob die bereitstehenden Verbraucher eingeschaltet werden sollen oder
nicht. 2. Das Smart Grid des VNB schaltet zu gegebener Zeit direkt die bereitstehenden Verbraucher
beim Kunden ein.” (VIRNICH 2013). Die Optionen zur Integration von Smart Home und Smart Grid
Uber Smart Meter schétzt der Berufsverband Deutscher Baubiologen aktuell allerdings noch als sehr
beschrénkt ein. Die technische Entwicklung und das entsprechende Marktangebot blieben abzuwarten.
(VIRNICH 2013) Im zukiinftig funktionsfahigen Smart Grid, in das eine Vielzahl an dezentralen Erzeu-
gungsanlagen als virtuelles Kraftwerk integriert ist, ergeben sich folgende Vorteile im Vergleich zum
Betrieb grofler Kraftwerke: erhéhte Redundanz der Stromerzeugung, verbesserte Lastwechseleigen-
schaften, Entlastung der Netzinfrastruktur und verbessertes Teillastverhalten. (KARL 2012)

Dadurch kénnen Smart Grids durch die Reaktionsmoglichkeit auf die stark schwankende Energieerzeu-
gung laut Friedl et al. den relativ kapitalintensiven Netzausbau zumindest zeitlich nach hinten verschie-
ben. (FRIEDL et al. 2014) Ebenso er6ffnen Smart Grids den Marktakteuren einen uneingeschrankten
Informationsaustausch untereinander, der im derzeitigen System gestort ist. Die bidirektionale Kommu-
nikation bedingt, dass sich Marktpreise bilden, die Informations- und Lenkungsfunktionen tibernehmen
kénnen. So werden Signale zur Steuerung an die Komponenten der Erzeugung, des Verbrauchs, des
Netzes und der Speicherung gesendet. Indem sich Lasten und Netzleistung durch die exakte Messung
und simultane Datenlbertragung genauer prognostizieren lassen, er6ffnet sich fur die Netzbetreiber die
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Chance, einen effizienteren Erzeugermix einzusetzen, wodurch sich Kosten einsparen lassen. Insgesamt
werden durch eine flachere Lastkurve Investitionen in die Erzeugungskapazitdten durch eine gleichma-
Bigere Stromproduktion teilweise Oberfllssig bzw. in die Zukunft verlagert. Essentiell fir den Umbau
der Stromnetze zu Smart Grids ist eine stabile und sichere Informations- und Kommunikationsinfra-
struktur, deren Kosten dem Einsparpotenzial gegentiberstehen. Kostenoptimierungspotenziale ergeben
sich laut Haber und Staudigl aber auch durch eine funktionierende luK-Infrastruktur, mit der sich die
Wartung und Uberpriifung von Anlagen, Geraten und Netzen vereinfachen lieBe. Vor Ort kénne Perso-
nal eingespart werden, da es moéglich sei, die Zustandstberprifungen z. B. von Umspannwerken online
durchzufuhren (HABER & STAUDIGL 2012). Zusammenfassend lasst sich das Smart Grid als Strom-
Drehschreibe beschreiben, die ,,stdndig austariert werden muss zwischen dezentraler Einspeisung und
lokalem Verbrauch® (SERVATIUS et al. 2012).

3.4 Beispielregion & Praxispartner

Sprach man noch vor einiger Zeit von einem West-Ost-Gefélle in Deutschland, um regionale wirtschaft-
liche und soziodemografische Unterschiede innerhalb des Bundesgebietes zu beschreiben, die aus der
Zeit der Teilung Deutschlands stammen, so tut man sich heute schwer, in derart groflen Rastern zu
denken. Die Prognos AG formuliert die Situation in Deutschland folgendermalen: ,,[...] die Wirt-
schaftsmacht Deutschland gleicht, statt Merkels schmuckem Panoramafoto, eher einem Puzzle aus 402
Landkreisen, dessen Stiicke nicht richtig zusammenpassen.* (PROGNOS AG 2013)

Nicht nur in der Wirtschaftskraft, sondern auch bei Indikatoren wie dem Bevolkerungswachstum und
dem demografischen Wandel sind signifikante Unterschiede in Deutschland anzutreffen, die keiner ho-
rizontalen oder vertikalen Achse folgen. Die Unterschiede bestehen auch innerhalb der einzelnen Bun-
deslander. Wahrend beispielsweise in Bayern die Metropolregion Miinchen und deren sog. Speckgdirtel
floriert, spricht der Zukunftsatlas der Prognos AG bestimmten Landkreisen der nérdlichen Oberpfalz
und Oberfrankens hohe Zukunftsrisiken zu (PROGNOS AG 2013). Determinanten wie die Altersstruktur
der Bewohner oder die GroRe der Haushalte innerhalb eines Versorgungsgebietes haben einen entschei-
denden Einfluss auf den Energieverbrauch der jeweiligen Region (TiMPE 2008).

Um konkrete und belastbare Ergebnisse zu generieren, wird die Untersuchung in der vorliegenden Ar-
beit auf der Ebene von St&dten bzw. Landkreisen durchgefiihrt. Konkret wird das Versorgungsgebiet
des Verteilnetzbetreibers Stadtwerke Neuburg an der Donau als Beispielregion ausgewahlt und im wei-
teren Verlauf analysiert. Mit den Stadtwerken Neuburg steht dem Forschungsvorhaben ein Projekt-
partner zur Verfligung, der belastbare, reale Daten liefern kann. In Deutschland gibt es im Jahr 2016
875 Verteilnetzbetreiber (BUNDESNETZAGENTUR FUR ELEKTRIZITAT, GAS, TELEKOMMUNIKATION,
POST UND EISENBAHNEN & BUNDESKARTELLAMT 2019). Alle bewirtschaften das jeweilige Nieder-
spannungsnetz, der Grofteil auch das Mittelspannungsnetz und die Umspannebene dazwischen
(SCHEFFLER 2016). Verteilnetzbetreiber lassen sich auf unterschiedliche Weise charakterisieren. Ein
Merkmal ist die Anzahl der versorgten Zahlpunkte. Aus dem Monitoringbericht Energie der Bundes-
netzagentur und des Bundeskartellamtes geht hervor, dass mehr als drei Viertel der deutschen Verteil-
netzbetreiber weniger als 30.000 Z&hlpunkte versorgt. Abbildung 3-6 stellt die Struktur der Verteilnetz-
betreiber in Deutschland nach Anzahl der versorgten Zahlpunkte dar. Rund 35 % der Verteilnetzbetrei-
ber versorgen 1.001 bis 10.000 Z&hlpunkte. Ebenfalls rund 35 % versorgen zwischen 10.001 und 30.000
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Zahlpunkte. Mit rund 17.000 versorgten Zahlpunkten liegen die Stadtwerke Neuburg a. d. Donau als
Verteilnetzbetreiber im Mittelfeld. Ein weiteres Merkmal von Verteilnetzbetreibern ist die Stromkreis-
lange. 77 % der deutschen Verteilnetzbetreiber bewirtschaften bis zu 1.000 km Kabel bzw. Freileitun-
gen, 16 % bewirtschaften zwischen 1.001 und 4.000 km und 7 % der Verteilnetzbetreiber bewirtschaften
mehr als 4.000 km (BUNDESNETZAGENTUR FUR ELEKTRIZITAT, GAS, TELEKOMMUNIKATION, POST
UND EISENBAHNEN & BUNDESKARTELLAMT 2019).

40%

35%
30%
25%
20%
15%
10%
) .
o% .

0 bis 1.000 1.001 bis 10.000 10.001 bis 30.000 30.001 bis 100.000 100.001 bis 500.000  iber 500.000
Anzahl der Zahlpunkte

Anteil an den Zahlpunkten

Abbildung 3-6: Struktur der Verteilnetzbetreiber in Deutschland nach Anzahl der versorgten Zahlpunkte im
flgig:aﬁgllgarstellung nach BUNDESNETZAGENTUR FUR ELEKTRIZITAT, GAS, TELEKOMMUNIKA-
TION, POST UND EISENBAHNEN & BUNDESKARTELLAMT 2019]
Die Leitungslange der Stadtwerke Neuburg a. d. Donau betragt ca. 645 km und liegt damit in der Kate-
gorie 501 bis 1.000 km Stromkreisl&nge, die fiir 20 % der Verteilnetzbetreiber gilt. Aufgrund der beiden
Auspragungen Stromkreislange und versorgte Zahlpunkte kdnnen die Stadtwerke Neuburg a. d. Donau
als ausreichend reprasentativ fur mittlere, deutsche Verteilnetzbetreiber angesehen werden. Die Ergeb-
nisse der vorliegenden Arbeit lassen sich grundsétzlich auf den GroRteil der Verteilnetzbetreiber in
Deutschland tbertragen — insbesondere da die Rahmenbedingungen der Energiewirtschaft fur das ge-
samte Bundesgebiet gleichermalen gelten. Abweichungen kdnnen bei der Auspragung der Ergebnisse
der Kapitel 4 und 5 fiir die einzelnen Regionen bzw. Verteilnetzbetreiber auftreten, da die Netztarife
auch von geografischen und strukturellen Auspragungen abhangen. Indem die Charakteristika der Re-
gion und des Netzbetreibers beschrieben werden, lasst sich die VVergleichbarkeit mit einzelnen Regionen
bei Bedarf bestimmen. In Kapitel 6 liegt der Fokus auf der Entwicklung des Gestehungskostenmodells,
das fir andere Regionen angewendet werden kann. Die Ergebnisse daraus gelten grundsétzlich fur die
Beispielregion und alle Regionen Deutschlands, deren Charakteristika denen der Beispielregion &hneln.
Ob das fir einzelne Regionen der Fall ist, kann anhand er im Folgenden beschriebenen Merkmale und
der in Kapitel 6 dargestellten Rahmenbedingungen Uberprift werden.
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Die untersuchte Beispielregion umfasst das Versorgungsgebiet, das die Stadtwerke Neuburg an der Do-
nau als Verteilnetzbetreiber bedienen, mit rund 30.000 Einwohnern. Wie aus Abbildung 3-7 hervorgeht
ist die GemeindegroRenklasse mit 20.000 bis 50.000 Einwohnern die Kategorie mit dem gréfiten Anteil
(18,4 %) an der deutschen Bevolkerung (STATISTISCHE AMTER DES BUNDES UND DER LANDER 2018).
Die Beispielregion ist folglich ein fur Deutschland typisches Versorgungsgebiet mittlerer GroRe. Wei-
tere Charakteristika der Beispielregion werden im folgenden Kapitel in Form von Nutzergruppen und
deren Auspréagungen dargestellt. Die Stadtwerke Neuburg als Praxispartner sind ein typischer stadti-
scher Verteilnetzbetreiber mit rund 17.000 Netzkunden, der die Netzebenen 5 bis 7 (Mittelspannung,
Umspannung, Niederspannung) bewirtschaftet. Insgesamt schlie3t die geographische Flache des Ver-
sorgungsgebietes 74,81 km? ein. Die Netzlange des Mittelspannungsnetzes (20 kV) betragt im Jahr 2014
rund 130 km, das Niederspannungsnetz (0,4 kV) weist eine Lange von ca. 515 km auf. Der iberwie-
gende Teil des Stromnetzes ist in Form von Kabeln verbaut, ein kleiner Teil als Freileitungen (ca. 6,5 %).
In der Leistungsspitze werden rund 40 MW von der vorgelagerten Netzebene (NE 4) bezogen, die Ge-
samtstromabgabe umfasst etwa 250 GWh. 180 Trafostationen sind fiir die Ubertragung der Leistung
eingesetzt. Aktuell sind Photovoltaikanlagen mit einer Spitzenleistung von 18 MW im Netzgebiet der
Stadtwerke Neuburg installiert. (GROSSMANN 2016)

500.000 und mehr | 16,8%
200.000 - 500.000 | 8 6%
100.000 - 200.000 [N 6.5%
50.000 - 100.000 . 1%
20.000- 50.000 T 18,47
10.000 - 20.000 | 14,9%
5.000 - 10.000 | 1,5%
3.000-5.000 [——-6%
2.000-3.000 NG 1%
1.000 - 2.000 | 3.2%
500-1.000 [N 1.6%

200-500 Mo0.6%

GemeindegroéRenklassen

100-200 ]0.1%
unter 100 0,0%

0,0% 2,0% 4,0% 6,0% 8,0% 10,0% 12,0% 14,0% 16,0% 18,0% 20,0%
Anteil der Einwohner an der Gesamtbevdlkerung

Abbildung 3-7: Verteilung der Einwohner in Deutschland nach GemeindegréRenklassen (Stand:
31.12.2017)
[Eigene Darstellung nach STATISTISCHE AMTER DES BUNDES UND DER LANDER 2018]

Der gesamten vorliegenden Arbeit liegt der Netzlastgang des Neuburger Versorgungsgebiets sowie die
bezogenen Strommengen und Hdochstlasten der angeschlossenen Verbraucher aus dem Jahr 2014 zu-
grunde, da diese und die Gewinn- und Verlustrechnung desselben Jahres nach § 4 Abs. 2 StromNEV als
Berechnungsgrundlage flr die Netzentgelte 2016 dienen. Das Jahr 2016 war zu Beginn des Forschungs-
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projektes das aktuellste Jahr. Es wurde bewusst darauf verzichtet, Lastgange von anderen Verteilnetz-
betreibern zu verwenden, da fur aussagekraftige Ergebnisse das Zusammenspiel aus den jeweiligen
Netzkosten, Netzcharakteristika sowie Abnehmerstrukturen notwendig ist. Vom Praxispartner wurden
eben diese Daten zur Verfugung gestellt, weswegen die Ergebnisse dieser Arbeit der Realitdt im Ver-
sorgungsgebiet Neuburg und in allen ahnlichen Versorgungsgebieten entsprechen.

Ebenfalls wurde darauf verzichtet, aus Neuburger Lastgédngen unterschiedlicher Jahre einen syntheti-
schen Lastgang zu modellieren. Erst seit dem Jahr 2014 wird der Netzlastgang gemessen. In den Jahren
zuvor wurde dieser auf Basis der Standardlastprofile geschétzt. Abgesehen davon hat sich die Struktur
des Lastgangs des Praxispartners in den vergangenen Jahren nicht signifikant verandert. Zwar variieren
die Bezugsmengen der Verbraucher, die Struktur bleibt im Zeitverlauf aber konstant. Leidglich das Hin-
zukommen bzw. Wegfallen von GrofRverbrauchern wie Industriebetrieben héatte einen signifikanten Ein-
fluss auf den Lastverlauf. Diese Nutzergruppe hat sich aber in der jlingeren Vergangenheit nicht verén-
dert.

Tabelle 3.1 zeigt die Ubersicht der Verteilnetzstrukturdaten aus den Jahren 2013 bis 2017, wobei die
Homogenitét der Jahreshdchstlasten und Abgabemengen tber den Zeitverlauf deutlich wird. Deshalb
wird der Netzlastgang aus dem Jahr 2014 als ausreichend reprasentativ fur die Bewertung des Einspar-
potenzials (Kapitel 4) und die Entwicklung eines Netztarifmodells (Kapitel 5) angesehen. Im Fokus des
Gestehungskostenmodells in Kapitel 6 steht die Modellentwicklung. Die Daten des Praxispartners wer-
den als Anwendungsbeispiel verwendet, es kann aber auch jeder andere Lastgang eingesetzt werden.

Tabelle 3.1: Verteilnetzstrukturdaten des Praxispartners von 2013 bis 2017
[Eigene Darstellung]
Jahr 2013 2014 2015 2016 2017
Jahreshochst- Keine Daten 39.953 kW 41.488 kW 40.040 kW 41.379 kW
last verflugbar
Entnommene Jahresarbeit (nur Letztverbraucher ohne Netzverluste)
Netzebene 5 175.599.223 164.047.866 162.820.983 167.743.276 170.169.607
kWh kWh kWh kWh kWh
Netzebene 6 22.280.215 23.093.827 22.546.432 21.830.859 21.348.314
kWh kWh kWh kWh kWh
Netzebene 7 62.994.331 60.036.286 59.557.431 59.620.660 61.489.976
kWh kWh kWh kWh kWh

3.5 Abgrenzung von Nutzergruppen und Beispielkunden

In der Beispielregion werden rund 17.000 Netzkunden vom Praxispartner versorgt, wovon ca. 12.000
ebenfalls Stromkunden desselben Unternehmens sind. Fir die Analyse in den folgenden Kapiteln wer-
den die Netzkunden betrachtet, die nach ihrem Anschluss an die jeweilige Spannungsebene in reprasen-
tative Nutzergruppen aufgeteilt werden, damit die Vergleichbarkeit zu anderen Regionen sichergestellt
werden kann. Zudem werden innerhalb der einzelnen Netzebenen Beispielkunden beschrieben, die zur
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wirtschaftlichen Bewertung der Ergebnisse herangezogen werden. Als Ubergeordnete Einteilung in Nut-
zergruppen werden die drei verschiedenen Netzebenen definiert, die der Praxispartner im Versorgungs-
gebiet bewirtschaftet.

Die Beispielkunden dienen dazu, die Ergebnisse der einzelnen Kapitel zu verdeutlichen. Zur Bewertung
konnen nur die lastgemessenen Kunden (RLM-Kunden) verwendet werden, da nur bei diesen Kunden
die abgerechnete Jahreshdchstlast bekannt ist. Fur die wirtschaftliche Bewertung ist allerdings nicht nur
die Jahreshdchstlast, sondern auch die abgenommene Strommenge entscheidend. Um (ber reale Aus-
wirkungen sprechen zu kénnen, wird darauf verzichtet Mittelwerte Uber beide Parameter zu bilden.
Stattdessen wird die Jahreshdchstlast als entscheidender Parameter definiert und fiir jede Netzebene fiir
die RLM-Kunden der Mittelwert der abgerechneten Jahreshdchstlasten gebildet. AnschlieBend wird der-
jenige Kunde als Beispielkunde ausgewéhlt, dessen Jahreshdchstlast am néchsten zum Mittelwert der
Netzebene liegt. Zur weiteren Beschreibung der spezifischen Charakteristika der Netzebenen wird tiber
die Minima und Maxima auf3erdem die Bandbreite der jeweiligen Jahreshdchstlasten dargestellt. Unbe-
ricksichtigt als Entscheidungskriterium bleibt die jahrliche Benutzungsdauer.

3.5.1 Netzebene 5

Die Netzebene 5 entspricht der Mittelspannungsebene, in der fast alle Kunden lastgemessen abgerechnet
werden (8 12 StromNZzZV). Darin wird eine durchschnittliche jahrliche Strommenge bezogen auf die
Jahre 2013 — 2017 von rund 168.000.000 kWh abgesetzt, bei einer Jahreshochstlast der Verbraucher
von 26.300 kW. Abgesehen von einigen dezentralen Einspeiseanlagen, die im weiteren Verlauf nicht
betrachtet werden, sind ausschlieBlich GroRverbraucher der Industrie, des Gewerbes und 6ffentliche
Einrichtungen wie Krankenhauser und Verwaltungsinstitutionen an die Mittelspannungsebene ange-
schlossen. Die 16 Kunden der Netzebene 5 werden als Industriekunden zusammengefasst. Um die Ano-
nymitat der Verbraucher zu wahren, werden die Sonderkunden im Sinne des § 19 Abs. 3 StromNEV,
die ein singuldres Netzentgelt bezahlen, nicht explizit betrachtet. Die mittels Standardlastprofil gemes-
senen Kunden (SLP-Kunden) der unterschiedlichen Gewerbesektoren kénnen aufgrund der fehlenden
Lastmessung ebenfalls nicht einzeln bewertet werden. Der Mittelwert der Jahreshéchstlasten der 14
RLM-Kunden betragt 1.157 kW. Der reprasentative Beispielkunde der Netzebene 5, dessen Jahres-
hochstlast dem Mittelwert am nachsten liegt, bezieht eine Jahreshdchstlast von 1.210 kW bei einer Jah-
resstrommenge von 959.207 kwWh. Das Minimum der Jahreshdchstlasten in Netzebene 5 liegt bei 71 kW,
das Maximum bei 4.788 kW.

3.5.2 Netzebene 6

Als Umspannebene zwischen Mittel- und Niederspannung wird die Netzebene 6 ebenfalls zum Grofteil
lastgemessen, da die Kunden tiberwiegend einen Stromverbrauch von mindestens 100.000 kwWh pro Jahr
aufweisen (8 12 StromNZV). Die 65 Kunden dieser Spannungsebene sind insbesondere dem Sektor
Gewerbe, Handel und Dienstleistungen (GHD) zuzurechnen sowie 6ffentlichen Einrichtungen wie
Schulen und Kommunalverwaltungen. Die durchschnittliche Jahresbezugsmenge (2013 — 2017) der
Netzebene liegt bei rund 22.000.000 kWh bei einer Jahreshochstlast der Verbraucher von 5.300 kW.
Der Mittelwert der Jahreshtchstlasten der 50 RLM-Kunden betragt 291 kW. Als reprasentativer Bei-
spielkunde aus dem GHD-Sektor wird deshalb ein Abnehmer mit einer Jahreshéchstlast von 285 kW
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und einem Stromverbrauch von 563.244 kWh pro Jahr definiert. Die Auswahl erfolgt analog zur Netz-
ebene 5. Das Minimum der Jahreshtchstlasten in Netzebene 6 liegt bei 7 kW, das Maximum bei
4.839 kW.

3.5.3 Netzebene 7

Im Gegensatz zu den Netzebenen 5 und 6 werden an die Niederspannungsebene insbesondere auch
Kleinkunden angeschlossen, die nicht unter die verpflichtende registrierende Leistungsmessung (RLM)
nach § 12 StromNZV fallen. Deshalb werden fir die nicht leistungsgemessene Kundengruppe der Netz-
ebene 7 Standardlastprofile fir Haushaltskunden (HO) zur Abschétzung des Lastverlaufs verwendet,
nach deren Vorbild die Jahresverbrauche der jeweiligen Kunden tber den Jahresverlauf ausgerollt wer-
den. Die Gruppe der SLP-Kunden erbringt beim Beispiel-Netzbetreiber 88 % der Netzerldse aus der
Niederspannungsebene. Lediglich 12 % der Netzerlose aus der Netzebene 7 entfallen auf die RLM-
Kunden. Dies entspricht ebenfalls der Aufteilung der Jahresbezugsmenge in der Niederspannungsebene
auf die RLM- und SLP-Kunden. Insgesamt werden in der Netzebene 7 pro Jahr durchschnittlich rund
61.000.000 kWh (2013 — 2017) bei einer Jahreshochstlast der Verbraucher von 13.350 kW bezogen.
Abbildung 3-8 stellt die Aufteilung der Kundengruppen innerhalb der SLP-Kunden bezogen auf die
abgenommene Jahresstrommenge dar. Mit knapp 70 % sind die Haushaltskunden die dominierende Nut-
zergruppe, gefolgt von Gewerbebetrieben mit 23 % der Strommenge. Lediglich 1 % bzw. 2 % machen
die Landwirtschaft und die 6ffentliche Beleuchtung aus. Die Strommenge, die fur Speicherheizungen
verwendet wird, betragt 5 %.

®m Haushalte

m Speicherheizung

m Gewerbe

B Landwirtschaft

m Offentliche Beleuchtung

Netzebene 7

SLP-Kunden

Abbildung 3-8: Aufteilung der SLP-Kunden der Netzebene 7 im Modellgebiet
[Eigene Darstellung]
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Die 37 an die Netzebene 7 angeschlossenen RLM-Kunden sind Abnehmer aus dem GHD-Sektor sowie
wiederum &ffentliche Einrichtungen, deren Jahresstromverbrauch 100.000 kWh Ubersteigt oder die frei-
willig lastgemessen sind. Der Mittelwert der Jahreshdchstlasten der RLM-Kunden in der Netzebene 7
betrégt 111 kW. Analog zu den vorgelagerten Netzebenen erfolgt die Definition des Beispielkunden.
Dessen durchschnittliche Jahreshdchstlast betragt 110 kW bei einer Jahresstrommenge von
143.680 kWh. Das Minimum der Jahreshdchstlasten in Netzebene 7 liegt bei 31 kW, das Maximum bei
347 kW.

3.6 Rahmenbedingungen der deutschen Energiewirtschaft im Kontext
Lastmanagement

Als Basis fur die Modellentwicklung sollen nachfolgend die rechtlichen Rahmenbedingungen abge-
steckt werden, die aktuell in Deutschland gelten und insbesondere im Hinblick auf das Lastmanagement
relevant sind.

3.6.1 Deutsche Energie- und Klimaziele

Die deutsche Politik hat sich in den vergangenen Jahren fiir eine Energiewende entschieden. Konkret
wird der Ausstieg aus der Atomkraft bis zum Jahr 2022 (8 7 Atomgesetz) und der Umbau des Energie-
marktes mit zunehmendem Einsatz erneuerbarer Energien forciert. In diesem Zusammenhang hat sich
die Bundesregierung ehrgeizige Ziele im Hinblick auf Klimaschutz, Anteil erneuerbarer Energien am
Endenergieverbrauch und Energieeffizienz fir die Jahre 2020 bis 2050 gesteckt. Im Vergleich zum Ba-
sisjahr 1990 sollen die Treibhausgasemissionen bis zum Jahr 2050 schrittweise um 80 % bis 95 % ge-
senkt werden. Der Anteil der erneuerbaren Energien am Endenergieverbrauch soll dagegen bis zum
selben Jahr um 60 % gesteigert werden.

Klima Erneuerbare Energien KWK Energieeffizienz
THG Energie-
Anteil Anteil Gesamt | Anteil | Primar- Gebéaude-
Basis . Strom | produkti- .
Strom | Warme EEV Strom | energie sanierung
1990 vitat
2020 | -40 % 35% 14 % 18 % 25% -20 % 10 % -20 %
2030 | -55% 50 % 30 % Sanie-
Steigern | rungsrate
auf auf 2 % pro
2040 | -70 % 60 % 45 %
2,1% Jahr erho-
pro Jahr hen
-80 - -80 % PEV
2050 80 % 60 % -50 % 25% _
95 % sowie EE

Abbildung 3-9: Klimaschutzziele Bundesregierung

[Eigene Darstellung nach BUNDESMINISTERIUM FUR WIRTSCHAFT UND TECHNOLOGIE 2010]
Mit der Erreichung dieses Ziels geht die weitere Erhéhung der Volatilitdt der Stromerzeugung in
Deutschland einher. Durch die Steigerung der gesamtwirtschaftlichen Energieproduktivitat um 2,1 %
pro Jahr ist eine Senkung des Primarenergieeinsatzes um 50 % mdglich, deren Umsetzung ebenfalls bis
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zum Jahr 2050 vorgesehen ist. Einen Uberblick der gesetzten Ziele zu den jeweiligen Kontrollzeitpunk-
ten stellt Abbildung 3-9 dar. (BUNDESMINISTERIUM FUR WIRTSCHAFT UND TECHNOLOGIE 2010)

Fur die Modellentwicklung in den weiteren Kapiteln gilt die Annahme, dass die Energie- und Klima-
schutzziele der Bundesregierung im Betrachtungszeitraum 2020 bis 2050 jeweils erfiillt werden kénnen,
um den Zielvorgaben der Politik Rechnung zu tragen.

3.6.2 Gesetze zum Strommarkt 2.0 und zur Digitalisierung der Energiewende

Seit Bearbeitungsbeginn der vorliegenden Dissertation im Februar 2015 hat sich die Gesetzgebung in
der Energiewirtschaft deutlich verandert, was auf die Aktualitat der Arbeit hindeutet. Im Sommer 2016
wurden die Gesetze zur Weiterentwicklung des Strommarktes (Strommarktgesetz) und zur Digitalisie-
rung der Energiewende von Bundestag und Bundesrat beschlossen.

Das Strommarktgesetz beinhaltet einige Anderungen bereits bestehender Gesetze und Verordnungen,
u. a. des Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG), der Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV), der Strom-
netzzugangsverordnung (StromNZV) und des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG) und wird vom
Bundesministerium fur Wirtschaft und Energie (BMWi) als derart reformierend beschrieben wie die
Liberalisierung des Strommarktes in den 1990er Jahren (BUNDESMINISTERIUM FUR WIRTSCHAFT UND
ENERGIE 2017). Im Fokus des Strommarktgesetzes stehen insbesondere die freie Preisbildung am
Markt, die Flexibilisierung des Strommarktes bei Erzeugung, Nachfrage und Speicherung, der Aufbau
von Kapazitatsreserven und die Regelung zur Stilllegung von Kraftwerken (BUNDESMINISTERIUM FUR
WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2017). Die gewachsene Bedeutung des Lastmanagements innerhalb der
Energiewirtschaft zeigt unter anderem die Einflihrung eines Monitorings flir Lastmanagementmafnah-
men, um dessen Beitrag zur Netzstabilisierung evaluieren zu kénnen, Artikel 1 Nr. 16 Strommarktge-
setz. Fur Betreiber von Stromspeichern sieht der Gesetzgeber durch die Anderung des § 19 StromNEV
ein individuelles Netzentgelt vor. Angesetzt werden darf lediglich ein Leistungspreis, der den Teil des
bezogenen Stroms abrechnet, der nicht wieder in das Netz eingespeist wird, Artikel 3 Nr. 1 Strommarkt-
gesetz. Damit &ndert sich die Rentabilitdt von Stromspeicheranlagen signifikant, was der Intention der
Flexibilisierung des Strommarktes Rechnung tragt. Artikel 1 Nr. 28 des Strommarktgesetzes erganzt das
EnWG um den § 111e, der die Einrichtung eines Marktstammdatenregisters vorsieht.

Die Verordnung Uber das zentrale elektronische Verzeichnis energiewirtschaftlicher Daten (Markt-
stammdatenregisterverordnung — MaStRV) regelt die Erfassung aller Energieerzeugungs- und Speicher-
anlagen und bestimmter Verbraucheranlagen sowie deren jeweilige Betreiber, der Betreiber von Elekt-
rizitdtsversorgungsnetzen und der Bilanzkreisverantwortlichen zur Verbesserung der Datenlage und der
Transparenz in der Energiewirtschaft, § 111e EnWG. Das Gesetz zur Digitalisierung der Energiewende
beinhaltet wie in Kapitel 3.3 beschrieben die Einfiihrung und den Betrieb von intelligenter Messtechnik
sowie deren Kommunikationseinheiten, den sog. Smart-Meter-Gateways im Gesetz iber den Messstel-
lenbetrieb und die Datenkommunikation in intelligenten Energienetzen (Messstellenbetriebsgesetz —
MsbG), Artikel 1 Gesetz zur Digitalisierung der Energiewende.

Mit der Digitalisierung der Verbrauchsdaten, die kiinftig in Echtzeit im Viertelstundentakt von Verbrau-
cher, Erzeuger und Speicher iber Smart-Energy-Technologien aufgezeichnet und an zentrale Stellen
tibermittelt werden sollen, geht die Frage nach dem Datenschutz einher. Besonders Smart Meter als
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Basistechnologie fur weitere Smart-Energy-Anwendungen stehen vor der Herausforderung, die Sicher-
heit der Daten zu gewéhrleisten, die aufgrund ihrer hohen Aussagekraft ein erhéhtes Angriffspotenzial
aufweisen. Aufgrund dessen wurden vom Bundesamt fir Sicherheit in der Informationstechnik (BSI)
technische Richtlinien und Schutzprofile erarbeitet, die mit dem Gesetz zur Digitalisierung der Energie-
wende in Kraft treten (BUNDESMINISTERIUM FUR WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2015b). Die Wirkung der
rechtlichen Vorgaben wird sich in den kommenden Jahren zeigen. Je nach Effektivitat kann die Geset-
zesinitiative zu einem entscheidenden Schritt in Richtung sinnvolles Lastmanagement im intelligenten
Energienetz werden.

3.6.3 Regulierungsbedarf am deutschen Strommarkt

Insbesondere die Analysen in den Kapiteln 4 und 5 werden im Rahmen des regulierten Strommarktes
durchgefuhrt. Fur das Verstandnis der Ergebnisse ist es notwendig, die entsprechenden gesetzlichen
Rahmenbedingungen und Mechanismen zu kennen. Um Elektrizitdt vom Erzeuger zum Kunden zu
transportieren, bedarf es Leitungen, die den Strom verteilen. Aus Kostenminimierungsaspekten ist es
dabei ineffizient, parallel mehr als ein Netz zu diesem Zweck fur dasselbe Gebiet aufzubauen und zu
betreiben. Durch diese Eigenschaft zéhlt das Stromnetz zu den klassischen Beispielen fiir ein natirliches
Monopol, bei dem Wettbewerber marktwirtschaftlich nicht effizient sind (BOTTCHER 2014). Aufgrund
dessen besteht ein staatlicher Regulierungsbedarf in diesem Teil des Strommarktes sowie grundsétzlich
in jedem leitungsgebundenen Markt. Der Regulierungsbedarf am Elektrizitatsmarkt lasst sich in drei
Aufgaben untergliedern: Netzzugangsregulierung, Entflechtung und Netzentgeltregulierung. Uberwacht
werden die RegulierungsmalRnahmen von der Bundesnetzagentur bzw. den zustandigen Landesregulie-
rungsbehodrden. Die Netzzugangsregulierung soll gewéhrleisten, dass Wettbewerbern, die Strom in das
Netz einspeisen wollen, ein diskriminierungsfreier Zugang zur Verfligung steht. Dadurch wird verhin-
dert, dass monopolistische Netzbetreiber ihren Konkurrenten den Zugang verwehren und damit den
Wettbewerb in den vor- und nachgelagerten Wertschopfungsstufen einschrénken. (HOFFJAN 2015)

Im Gegensatz zum Stromtransport ist auf den vor- und nachgelagerten Markten, sprich der Erzeugung
und dem Handel sowie dem Vertrieb und dem Messwesen, eine wettbewerbliche Organisation mdglich
(BOTTCHER 2014). Um eine Wettbewerbssituation sicherzustellen, wurde in Deutschland zur Umset-
zung der Liberalisierung des Strommarktes die sog. Entflechtung eingefiihrt und die entsprechenden
Vorschriften in das Energiewirtschaftsgesetz (88 6 — 10 EnWG) aufgenommen. Mit der Entflechtung,
dem sog. Unbundling, ist die strikte Trennung zwischen Netzbetrieb und dem Vertrieb als Wettbewerbs-
bereich gemeint, 8 6 EnWG. Im Vergleich zu Mitbewerbern am Markt kdnnte ein vertikal integriertes
Energieversorgungsunternehmen Vorteile aus dem gleichzeitigen Netzbetrieb und Energievertrieb zie-
hen wie beispielsweise Informationsvorspriinge in Bezug auf Kunden oder gunstigere bzw. kostenfreie
Durchleitung der Energie. Durch die Entflechtung sollen folglich Wettbewerbsverzerrungen, Diskrimi-
nierungen und Quersubventionierungen ausgeschlossen werden. Das Unbundling erfolgt auf buchhalte-
rischer, informationeller, organisatorischer und gesellschaftsrechtlicher Ebene, 8§ 6, 6b EnNWG. Aus-
nahmen bilden Netzbetreiber mit weniger als 100.000 Kunden, fir die die Entflechtungsvorschriften
nicht gelten.

Der Praxispartner liegt deutlich unter der De-minimis-Grenze und ist somit nicht verpflichtend von den
Entflechtungsregelungen betroffen. Keine Ausnahmeregelung gibt es dagegen bei der Regulierung des
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Netzentgelts im Sinne der Anreizregulierungsverordnung (ARegV). Begriindet liegt das staatliche Ein-
greifen in der Gefahr eines Marktversagens auf Grund der Generierung héherer Gewinne durch den
monopolistischen Netzbetreiber. Der Betrieb eines Stromleitungsnetzes verursacht bei Planung, Bau
und Wartung hohe Investitions- bzw. Betriebskosten, die die Netzbetreiber, wie in Kapitel 3.7.2 genauer
beschrieben, durch die Netzentgelte decken. Somit besteht grundsatzlich die Gefahr, dass Netzbetreiber
nicht in die Instandhaltung bzw. den Ausbau und die Optimierung ihrer Netze investieren, sondern statt-
dessen mit den veralteten, bereits abgeschriebenen Netzen und tberhéhten Netzentgelten ihre Gewinne
maximieren. Um dem entgegenzuwirken, trat am 06.11.2007 die Anreizregulierungsverordnung
(ARegV?) in Kraft, deren Ziel die Schaffung von Anreizen fiir Netzbetreiber zur Kostensenkung und
Produktivitatssteigerung ist (BOTTCHER 2014). Dies geschieht lber die Einflihrung einer Erlésober-
grenze (EOG) mit einer Regulierungsperiode von jeweils funf Jahren. Die erste Regulierungsperiode im
Bereich Strom startete am 01.01.2009. Die festgesetzte Erldsobergrenze soll verhindern, dass die Ver-
teilnetzbetreiber ihre Netzentgelte kiinstlich (berhdht ansetzen. Durch das jahrliche Absenken der Er-
lésobergrenze sollen zudem Anreize zur Effizienzsteigerung gesetzt werden (BOTTCHER 2014).
Abbildung 3-10 zeigt den Mechanismus der Anreizregulierung. Die Erlésobergrenze legt fest, welchen
Betrag die Verteilnetzbetreiber durch das Einfordern von Netzentgelten erwirtschaften dirfen. Gelingt
es einem Netzbetreiber, seine Kosten unter die Erlésobergrenze zu senken, so erzielt er Gewinne wie in
Jahr 5 in Abbildung 3-10 dargestellt. Decken die Erlose in Hohe der EOG die Kosten nicht, entsteht ein
Verlust in Héhe der Differenz flir den Netzbetreiber (siehe Jahr 2). Durch diesen Mechanismus soll ein
Anreiz zur Kostensenkung durch Effizienzsteigerung geboten werden.

Verlust
Gewinn
Erlésobergrenze
beeinflussbare Kosten
vorilbergehend nicht
beeinflussbare Kosten
[ dauerhaft nicht
beeinflussbare Kosten
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 Jahr

1. Regulierungsperiode 2. Regulierungsperiode

Die Wirkung der Anreizregulierung: Langfristig sinken Erlésobergrenzen und Kostenniveaus und damit auch die Entgelte fiir die Netznutzerinnen und -nutzer.

Abbildung 3-10: Die Wirkung der Anreizregulierung
[BNETZA 2015b]

2 Den Berechnungen in den folgenden Kapiteln liegt die Anreizregulierungsverordnung in der Fassung vom 29.
Oktober 2007 (BGBI. | S. 2529) zuletzt gedndert durch Artikel 1 der Verordnung vom 14. September 2016
(BGBI. I S. 2147) zugrunde. Die jeweils verwendeten Fassungen der Gesetze und Verordnungen sind in Anhang

C — Abkirzungsverzeichnis definiert.
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Die Festsetzung der Erlésobergrenze erfolgt im sog. Fotojahr, jeweils im dritten Jahr vor Start der Re-
gulierungsperiode flr den Zeitraum von funf Jahren auf Basis von genehmigten Netzkosten. Der Be-
rechnung zugrunde liegt folgende Formel nach Anlage 1 ARegV:

VPI
EO, = KA gy + (KA + (1= V) * KApo) * (75 - PP ) * B+ QB (VK - VK +5, (3)

VPI,

Mit

EO: Erldsobergrenze aus Netzentgelten [€/a], die im Jahr t der jeweiligen Regulierungsperi-
ode Anwendung findet,

KAdnb,t dauerhaft nicht beeinflussbarer Kostenanteil im Jahr t [€/a],

KAvnmb,0 voriibergehend nicht beeinflussbarer Kostenanteil im Basisjahr [€/a],

Vi Verteilungsfaktor fiir den Abbau der Ineffizienzen fiir das Jahr t,

KApo beeinflussbarer Kostenanteil im Basisjahr [€/a], der den Ineffizienzen entspricht,

VPI; Verbraucherpreisgesamtindex im Jahr t [%],

VPl Verbraucherpreisgesamtindex im Basisjahr [%],

PF genereller sektoraler Produktivitatsfaktor im Jahr t,

EF Erweiterungsfaktor im Jahr t (nur relevant fur Verteilnetzbetreiber),

QE: Qualitatselement, das zu Erhéhung oder Reduzierung der Erldsobergrenze im Jahr t
flihrt (erst ab zweiter Regulierungsperiode flr Strom, fur Gas noch nicht spezifiziert)
[€/a],

VK volatiler Kostenanteil im Jahr t (auBer Beschaffungskosten flr den Eigenverbrauch von
Gas hat die BNetzA keine weiteren Kosten dieser Kategorie) [€/a],

VKo volatiler Kostenanteil im Basisjahr [€/a],

St 1/5 des Saldos des Regulierungskontos, Jahr t (nur relevant ab der zweiten Regulie-

rungsperiode) [€/a].

Die genehmigten Netzkosten, die als Basis fiir die Berechnung dienen, setzen sich aus drei Hauptkate-
gorien zusammen: dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten und voriibergehend nicht beeinflussbare Kos-
ten, die als effizient angesehen werden, sowie beeinflussbare Kosten, die den ineffizienten Kostenanteil
darstellen (BOTTCHER 2014). Die dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten (KAanb) flieBen vollstandig in
die zulédssigen Erldse ein und beinhalten u. a. Konzessionsabgaben, Betriebssteuern und Kosten aus
vermiedenen Netzentgelten, § 11 ARegV. Die restlichen Kosten werden aufgeteilt in voriibergehend
nicht beeinflussbare und beeinflussbare Kosten. Als vorlbergehend nicht beeinflussbar gelten unter an-
derem der Personalaufwand, sonstiger betrieblicher Aufwand, Materialaufwand und bezogene Leistun-
gen (BOTTCHER 2014). Die Aufteilung geschieht iber die Multiplikation der Gesamtkosten abziglich
der dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten mit einem Effizienzwert, der angibt, welcher Anteil der Kos-
ten in der folgenden Regulierungsperiode gesenkt werden kann.

Der Effizienzwert wird von der Bundesnetzagentur jeweils vor Beginn der Regulierungsperiode in Form
eines bundesweiten Effizienzvergleichs der Verteilnetzbetreiber ermittelt, § 12 Abs. 1 ARegV. Anlage
3 der Anreizregulierungsverordnung legt zwei verschiedene mdgliche Vorgehensweisen des Bench-
marks fest: die Dateneinhillungsanalyse (Data Envelopment Analysis — DEA) und die Stochastische
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Effizienzgrenzenanalyse (Stochastic Frontier Analysis — SFA). Die Gesamtkosten eines Netzbetreibers
werden abzlglich der dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten mit dem Effizienzwert des bundesweiten
Benchmarks vergleichbarer Netzbetreiber multipliziert. Wird einem Netzbetreiber beispielsweise ein
Effizienzwert von 80 % zugewiesen, gelten 20 % seiner Gesamtkosten abziglich der dauerhaft nicht
beeinflussbaren Kosten als ineffizient und damit als beeinflussbar (KAb). 80 % werden somit als vo-
ribergehend nicht beeinflussbar eingeschatzt (KAwm). Beim maximal moglichen Effizienzwert von
100 % bestehen folglich keine Ineffizienzen. § 12 Abs. 4 ARegV legt fest, dass 60 % als Mindestwert
der Effizienz angesetzt werden mussen, auch wenn der Benchmark eine geringere Effizienz ergeben
wiirde.

Um kleine Netzbetreiber vor hohen birokratischen Kosten zu schitzen, gibt es die Moglichkeit, am
vereinfachten Verfahren bei der Effizienzbeurteilung teilzunehmen. Voraussetzung dafiir ist, dass die
Kundenzahl des jeweiligen Netzbetreibers unter 30.000 liegt (§ 24 Abs. 1 ARegV). Im vereinfachten
Verfahren werden die genehmigten Kosten im Verhaltnis 45:55 in dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten
und beeinflussbare bzw. vorubergehend nicht beeinflussbare Kosten aufgeteilt. Fur die erste Regulie-
rungsperiode wurde ein pauschaler Effizienzwert von 87,5 % angesetzt. (HOFFJAN 2015)

Die beeinflussbaren Kosten, die abgeschmolzen werden sollen, werden anhand eines Verteilungsfaktors
(V) proportional tber den Zeitraum einer Regulierungsperiode aufgeteilt und flieBen entsprechend in
die Erlosobergrenze ein. Dieser Mechanismus stelle laut Bottcher einen Anreiz fur die Netzbetreiber
dar, ihre Kosten analog den Effizienzvorgaben zu reduzieren (BOTTCHER 2014). Die voribergehend
nicht beeinflussharen Kosten sowie die beeinflussbaren Kosten werden fiir das jeweilige Jahr anhand
der allgemeinen Geldwertentwicklung (VPI/VPly) und des generellen sektoralen Produktivitatsfaktors
(PFy) angepasst, 88 8,9 ARegV.

Das Ausgangsniveau der Erldsobergrenze wird jeweils im dritten Jahr vor Beginn der Regulierungs-
periode ermittelt. Als Datengrundlage dient das letzte abgeschlossene Geschéftsjahr. Fiir die im Jahr
2014 begonnene zweite Regulierungsperiode war also das Jahr 2011 das Basisjahr. Im Sinne der ur-
sprunglichen Anreizregulierungsverordnung (Fassung vom 29.10.2007) bedeutete dies, dass Anfangsi-
nvestitionen, die nach dem Basisjahr getétigt wurden, erst in der Uberndchsten Regulierungsperiode
durch die Erhdhung der Erldsobergrenze ausgeglichen werden konnten. Bottcher beschreibt die Situa-
tion folgendermaBlen: ,,Aufgrund der Zeitverzugsproblematik in der Anreizregulierung tibt der Zeitpunkt
einer Investition einen starken Einfluss auf deren Rentabilitét aus. Investitionen, die im Jahr vor dem
Basisjahr aktiviert werden, besitzen die hdchste Rendite, wahrend Investitionen nach dem Basisjahr die
geringste Rendite aufweisen. Zur Renditemaximierung ist somit eine basisjahrorientierte Investitions-
strategie grundsitzlich sinnvoll.” (BOTTCHER 2014).

Um nachhaltigen Anderungen in der Versorgungsaufgabe der Netzbetreiber wahrend der Regulierungs-
periode Rechnung zu tragen und so den Zeitverzug beim Investitionsverhalten des Netzbetreibers zu
kompensieren, sieht die Berechnungsformel der Erlésobergrenze den sogenannten Erweiterungsfaktor
(EFy) als Instrument zur Anpassung vor (BOTTCHER 2014). Andert sich die Flache des versorgten Ge-
bietes, die Anzahl der Anschlusspunkte im Stromversorgungsnetz oder die Jahreshdchstlast in erhebli-
chem Umfang, kann die Erlésobergrenze durch den Erweiterungsfaktor entsprechend erhoht werden,
8 10 Abs. 2 ARegV. Allerdings deckt dieser laut Bottcher UmstrukturierungsmafRnahmen nicht und
Ersatzinvestitionen nur unzureichend ab, was im Hinblick auf die Energiewende und die damit verbun-
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dene notwendige Umriistung von Netzteilen zu nicht gedeckten Anfangsinvestitionen fiir die Netzbe-
treiber wihrend der Regulierungsperiode und dem oben beschriebenen Zeitverzug fiihrt. ,,Auferdem
wird der Erweiterungsfaktor bei der Ermittlung der Erlésobergrenze mit der Kostenbasis des jeweiligen
Netzbetreibers multipliziert. Damit erhalten alte Netze, die bereits zu einem Grof3teil abgeschrieben
sind, einen geringeren Zuschuss als neuere Netze, was zu einer ineffizienten Verteilung der Gelder
fluhrt (BOTTCHER 2014), beschreibt Bottcher weiter.

Um diese Probleme zu beheben, die von Seiten der Bundesnetzagentur in ihrem Monitoringbericht
(BNETZA 2015b) beschrieben wurden, kam es im August 2016 unter anderem zur Novellierung der
Anreizregulierungsverordnung. Die Novelle sieht die Abschaffung des Erweiterungsfaktors und statt-
dessen die Einfiihrung des Kapitalkostenabgleichs vor und gilt ab der dritten Regulierungsperiode, die
2019 fur Stromnetze beginnt. Der Kapitalkostenabgleich berticksichtigt jahresscharf die tatsachlichen
Investitionen der Verteilnetzbetreiber und eliminiert damit den Zeitverzug (SCHRODER 2017). Anlage 1
zu 8§ 7 der Anreizregulierungsverordnung in der Fassung vom 29. Oktober 2007, zuletzt gedndert durch
Artikel 1 der Verordnung vom 14. September 2016, beschreibt die ab der dritten Regulierungsperiode
anzuwendende Formel zur Berechnung der Erlosobergrenze. Fir die nachfolgenden Kapitel gilt die in
Formel (3.1) dargestellte Berechnungsmethode, die fiir die zweite Regulierungsperiode giiltig ist, da bei
der Modellerstellung die Anderung der Formel nicht absehbar war und gednderte Parameter auf die
Ergebnisse keinen Einfluss haben.

Ein weiteres Element der Anreizregulierungsformel ist das Qualitatselement (Qy) als Anreiz zur Verbes-
serung der Versorgungssicherheit. Der ,,Q-Faktor* fiihrt entsprechend der §§ 18-20 ARegV zur Erho-
hung oder Reduzierung der EOG, je nachdem wie die Netzzuverlassigkeit und die Netzleistungsfahig-
keit eines Versorgungsnetzes im Vergleich zu einem von den Regulierungsbehdrden ermittelten Refe-
renzwert abweichen. Positive Abweichungen flihren zu einem Bonus, negative entsprechend zu einem
Malus. Bewertet werden bei der Netzzuverléssigkeit beispielsweise die Dauer der Unterbrechung der
Energieversorgung und die Haufigkeit der Unterbrechungen, § 20 ARegV.

Die volatilen Kosten (VK) entsprechen den Beschaffungskosten der Treibenergie fiir den Eigenbedarf.
Da die Kosten stark schwanken kdnnen und somit nicht gewahrleistet wére, dass der Ansatz im Basisjahr
den reellen Kosten wéhrend der Regulierungsperiode entspricht, geht die Differenz zwischen den Be-
schaffungskosten im Ausgangsjahr (VKo) und den geschétzten Kosten fiir die folgenden Jahre der Re-
gulierungsperiode (VKjy) in die EOG-Formel ein, § 11 Abs. 5 ARegV.

Das letzte Element der EOG-Formel ist der Saldo des Regulierungskontos S:. Fiir jeden Netzbetreiber
besteht ein sog. Regulierungskonto, auf dem jahrlich der Saldo (S;) zwischen den zul&ssigen und den
tatsachlich erwirtschafteten Erldsen sowie der Saldo aus bestimmten Kostenanteilen verbucht wird, 8 5
Abs. 1 ARegV. Der durchschnittlich gebundene Betrag als Differenz zwischen Jahresanfangs- und Jah-
resendbestand wird jahrlich mit dem ,,auf die letzten zehn abgeschlossenen Kalenderjahre bezogenen
Durchschnitt der von der Deutschen Bundesbank verdffentlichten Umlaufrendite festverzinslicher Wert-
papiere inlandischer Emittenten® verzinst, § 5 Abs. 2 ARegV. Weicht der Saldo um mehr als 5 % von
der in der Erldsobergrenze festgesetzten Hohe ab, ist der Netzbetreiber zur Anpassung seiner Netzent-
gelte nach oben bzw. unten berechtigt, mitunter sogar verpflichtet, § 5 Abs. 3 ARegV.

Das Verstandnis fir den Mechanismus der Erl6sobergrenze ist fir den weiteren Verlauf dieser Arbeit
relevant, da es zu Wechselwirkungen zwischen den Investitionen eines Netzbetreibers in ein Lastmana-
gementsystem, den daraus resultierenden Erlésen durch die erzielten Einsparungen und der staatlich
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regulierten Erlésobergrenze kommen kann. Im weiteren Verlauf wird deshalb auch die Frage beantwor-
tet, ob die Anreizregulierung in ihrer aktuell glltigen Form ein Hindernis fiir den Ausbau des Lastma-
nagements in Deutschland darstellt, da dieser fir Kunden und Netzbetreiber moglicherweise unrentabel
wird.

3.7 Strompreiskomponenten in Deutschland

Im anreizregulierten Strommarkt Deutschlands sind die Komponenten des Strompreises (zum Grol3teil)
gesetzlich geregelt. Dieser setzt sich grundsétzlich aus drei Teilen zusammen: Kosten fur Strombeschaf-
fung und Vertrieb, Kosten fir die Nutzung der Netze sowie Steuern und Abgaben. Die Besonderheit des
deutschen Strompreises ist dabei, dass er fir Haushaltskunden im Jahr 2016 durchschnittlich zu tber
54 % aus Steuern und Abgaben bestand. Der Anteil der Netzkosten betrug mit 24,6 % knapp ein Viertel
des Strompreises. Lediglich der Teil der Strombeschaffung und des Vertriebs wird mit 21,3 % relativ
marktwirtschaftlich bestimmt. (BDEW BUNDESVERBAND DER ENERGIE- UND WASSERWIRTSCHAFT
E.V. 2016) Abbildung 3-11 zeigt die Komponenten des durchschnittlichen Strompreises fiir Haushalts-
kunden im Jahr 2016 in Deutschland. Nachfolgend werden die einzelnen Bestandteile und deren gesetz-
liche Grundlagen néher erldutert, um im weiteren Verlauf der Arbeit auf die Einsparpotenziale der ein-
zelnen Strompreiskomponenten durch den Einsatz von Lastmanagementmaflnahmen eingehen zu kon-
nen.

m Strombeschaffung, Vertrieb

Strompreis 2016 m Steuern, Abgaben und
Haushaltskunden Umlagen
Deutschland
m Regulierte Netzentgelte (inkl.
Messung, Abrechnung,
Messstellenbetrieb)

Abbildung 3-11: Zusammensetzung des deutschen Strompreises fiir Haushaltskunden im Jahr 2016
[nach BDEW BUNDESVERBAND DER ENERGIE- UND WASSERWIRTSCHAFT E.V. 2016]
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3.7.1 Wettbewerbsanteil

Der sog. Wettbewerbsanteil unterliegt nicht der Regulierung, sondern wird von den Stromlieferanten
bestimmt und umfasst die Kosten fur die Energiebeschaffung, den Vertrieb sowie sonstige Kosten und
Margen. Dennoch gibt es Besonderheiten bei der Strompreisbildung. Zum einen haben die Stromliefe-
ranten eine Versorgungspflicht den Abnehmern gegentber, wohingegen die Kunden ihren Stromanbie-
ter frei wahlen diirfen. AuRerdem unterliegt die Strompreishildung einer besonderen Aufsicht durch die
Landesbehdrden, da die Stromversorgung unter die Daseinsfiirsorge in der modernen Gesellschaft fallt.
(NICKEL & WALTER 2005, SCHUMACHER & WURFEL 2015) Zum anderen ist kaum eine andere Branche
derart von politischen Entscheidungen beeinflusst wie die Stromerzeugung. Die energie- und klimapo-
litischen Ziele der Bundesregierung wirken sich zum Beispiel in Form von Forderungen, wie das Er-
neuerbare-Energien-Gesetz, oder von auslaufenden Betriebsgenehmigungen durch das Atom-Gesetz
stark auf die Art und damit auch auf die Kosten der Stromerzeugung aus.

Der Wettbewerbsanteil des Strompreises wird sowohl auf der Angebots- als auch auf der Nachfrageseite
von verschiedenen Determinanten beeinflusst. Wahrend die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien
Wettereinflussen wie der Sonneneinstrahlung (Solarenergie), dem Windaufkommen (Windenergie) o-
der dem Niederschlag (z. B. Laufwasserkraftwerke) ausgesetzt ist, beeinflussen die Gestehungskosten
far Strom aus fossil betriebenen Warmekraftanlagen die Brennstoffmérkte fir Gas, Rohol, Kohle, aber
auch die CO,-Preise. Zudem wirken Revisionen der Kraftwerksanlagen, technische Auslastungen und
Verfligbarkeiten kostenbeeinflussend. Auf der Nachfrageseite ist das Verbraucherverhalten ein Ein-
flussfaktor des Strompreises. Ein variierendes Nutzerverhalten aufgrund von Werk- oder Feiertagen,
Schulferien oder tageszeitlichen Schwankungen fiihrt zu veranderten Verhaltnissen zwischen Angebot
und Nachfrage und damit zu divergierenden Strompreisen. Wie auch auf der Angebotsseite wirkt das
Wetter preisbeeinflussend, z. B. durch Temperaturunterschiede, die Heizung bzw. Klimatisierung nach
sich ziehen. (NICKEL & WALTER 2005)

Zur Versorgung der Abnehmer mit Strom beschaffen Energieversorgungsunternehmen die benétigten
Mengen entweder tber den Energiehandel, erzeugen tber eigene Anlagen selbst oder beziehen Strom
aus Erzeugungsanlagen in ihrem Versorgungsgebiet. Der GroRhandel fur Strom erfolgt zum einen au-
Berbdrslich Uber den sog. OTC-Markt (Over-the-Counter), auf dem Anbieter und Nachfrager Geschafte
bilateral abwickeln. Zum anderen werden standardisierte Produkte am Bdrsenmarkt gehandelt. Unter-
schieden wird grundsatzlich in Termin- und Spotmarkt. W&hrend am Terminmarkt l&ngerfristige Kon-
trakte zur Deckung der vorhersehbaren Bezugsmengen abgewickelt werden, dient der Spotmarkt insbe-
sondere zur Deckung der kurzfristigen Bedarfe. Terminkontrakte (sog. Futures) werden in Deutschland
an der European Energy Exchange (EEX) in Leipzig tages-, wochenend-, wochen-, monats-, quartals-
und jahresweise gehandelt, wobei fiir sechs Jahre im Voraus eingekauft und damit gegen Preisrisiken
abgesichert werden kann.

Neben den Marktgebieten und der zeitlichen Befristung unterscheiden sich die am Terminmarkt gehan-
delten Strommengen in Base- und Peak-Produkte. Peak Futures decken die Lieferung zu Zeiten hohen
Strombedarfs an den Werktagen jeweils von 8:00 Uhr bis 20:00 Uhr ab. Base Futures hingegen liefern
das Jahresgrundlastband und werden im Vergleich zu Peak-Produkten zu einem geringeren Preis gehan-
delt. Der Spotmarkt wird von der in Paris anséssigen European Power Exchange (EPEX) Spot durchge-
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fuhrt und bietet den Marktteilnehmern die Mdéglichkeit, bis zu 30 Minuten vor der Lieferung ihre Be-
schaffung zu optimieren bzw. auf Unter- oder Uberdeckungen zu reagieren. Die Kontrakte werden ent-
weder am selben (Intraday) oder am nachsten Tag (Day-Ahead) physisch erfullt. (EUROPEAN ENERGY
EXCHANGE AG 2017) Die Kontrakte des Day-Ahead-Handels werden fur die 24 einzelnen Stunden des
jeweiligen Folgetages abgeschlossen. Im Intradaymarkt wird kontinuierlich nach Menge und Preislimit
rund um die Uhr gehandelt. Als kleinste Einheit kdnnen Viertelstundenkontrakte abgewickelt werden,
um kurzfristige Fahrplanabweichungen zu vermeiden. (KONSTANTIN 2013)

Der Strom-Future-Kontrakt mit der hdchsten Liquiditat in Europa ist der Physical Electricity Index
(Phelix) Power Future, der im Marktgebiet Deutschland/Osterreich finanziell abgewickelt wird. Mit
2.665 TWh im Jahr 2016 stieg das Transaktionsvolumen um rund 53 % im Vergleich zum Vorjahr an
(EUROPEAN ENERGY EXCHANGE AG 2017). Die Phelix Futures werden unterschieden in Baseload-,
Peakload- und Off-Peak-Kontrakte. Da der OTC-Handel intransparent ist, gilt der Borsenmarkt als Re-
ferenzmarkt fur die Entwicklung des Strompreises.
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Abbildung 3-12: Entwicklung der Phelix Futures Base und Peak Year zwischen 2010 und 2017

[Eigene Darstellung nach EUROPEAN ENERGY EXCHANGE AG 2017]

Die Entwicklung des Preises fur die Phelix Base Year und Phelix Peak Year Futures zwischen 2010 und
2017 ist in Abbildung 3-12 dargestellt. Aus der Grafik geht hervor, dass die Preisverdnderungen der
beiden Kontraktarten parallel verlaufen. Der Peak-Preis rangiert dabei stets auf einem héheren Niveau
als der Base-Preis. Ein deutlicher Anstieg des Strompreises auf tiber 140 €/ MWh fiir Peak Futures bzw.
96 €/ MWh fiir Base Futures ist in den Jahren vor dem Hohepunkt der Finanz- und Bankenkrise Mitte
des Jahres 2008 zu erkennen. Danach sinkt der Preis mit einigen Ausnahmen kontinuierlich auf ein
Niveau unter dem Ausgangsjahr 2005. Ende des Jahres 2016 lag der Base-Preis bei 34 €/ MWh, der
Peak-Preis bei 42 €/ MWh.
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Die Beschaffungs- und Vertriebskosten, die in den Endkundenstrompreis einflieBen, werden nicht allein
von der Entwicklung des Borsenstrompreises bzw. des Strompreises im Allgemeinen beeinflusst. Ein
entscheidender Faktor ist die Beschaffungsstrategie des Energieversorgungsunternehmens, die sich da-
rin ausdruckt, welche Strommengen zu welchen Zeitpunkten und Preisen beschafft werden. (KONSTAN-
TIN 2013)

Strompreisschwankungen treten nicht nur im Verlauf von Jahren bzw. Jahrzehnten auf, sondern sind
vor allem innerhalb von Stunden bzw. Tagen und Wochen deutlich zu erkennen. Abbildung 3-13 zeigt
den Verlauf der Spotmarktpreise flr verschiedene Kalenderwochen des Jahres 2016. Zum einen lassen
sich erhohte Strompreise in den Winterwochen erkennen. Zum anderen steigen die Strompreise von
Montag bis Freitag im Vergleich zu den Wochenenden deutlich an. In mehreren Wochen kommt es zu
negativen Strompreisen. Diese entstehen, wenn das Stromangebot grélRer als die Nachfrage ist, also ein
Stromuberschuss herrscht.
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Abbildung 3-13: Spotmarktpreise im Wochenverlauf — verschiedene Wochen im Kalenderjahr 2016
[Eigene Darstellung nach EUROPEAN ENERGY EXCHANGE AG 2017]

Der Einsatz von LastmanagementmaRnahmen zur Verschiebung von Strombedarf in Zeiten giinstiger
bzw. zuweilen negativer Strompreise kann betriebswirtschaftliche Vorteile fir die entsprechenden
Nachfrager haben. Grundvoraussetzung ist, dass die giinstigen Strompreise vom EVU an die Endkunden
weitergegeben werden oder dass der Endkunde selbst am Strommarkt teilnimmt. Beispielsweise kénnen
Stromspeicher zu Zeiten gunstiger Preise geladen und zu Zeiten erhdhter Strompreise entladen werden.
Der vermehrte Einsatz von erneuerbaren Energien fuhrt zu einer steigenden Volatilitat des Stromange-
bots. Das Nutzen von Lastmanagementpotenzialen auf der Nachfrageseite kann zum einen zur verstark-
ten Integration erneuerbarer Energien in die Stromproduktion fiihren und zum anderen Kostenreduk-
tionspotenziale heben, die im weiteren Verlauf der Arbeit geklart werden.
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3.7.2 Netzkosten

Die von den Stromanbietern an die Netzbetreiber zu entrichtenden Netzentgelte stellen die Entschadi-
gung flr die Kosten dar, die von den Netzbetreibern fur die Stromleitungen und alle damit zusammen-
héngenden Kosten aufzuwenden sind. Als Anteil am Strompreis reichen die Stromanbieter die Kosten
fur die Netznutzung an die Endkunden weiter. Die gesetzlichen Regelungen dazu liefert die Strom-
netzentgeltverordnung (StromNEV) vom 25.07.2005. Daraus geht hervor, dass die Hohe der Netzent-
gelte auf Basis der Daten uber die Netzkosten des letzten abgeschlossenen Geschaftsjahres ermittelt
wird, 8 3 Abs. 1 StromNEV. Anzusetzen sind ausgehend von der Gewinn- und Verlustrechnung auf-
wandsgleiche Kostenpositionen, kalkulatorische Abschreibungen, die kalkulatorische Eigenkapitalver-
zinsung sowie kalkulatorische Steuern, § § 4 — 11 StromNEV. Uber die festgesetzten Netzentgelte wird
,»die Nutzung der Netz- oder Umspannebene des jeweiligen Betreibers des Versorgungsnetzes, an die
der Netznutzer angeschlossen ist, und aller vorgelagerter Netz- und Umspannebenen abgegolten®, § 3
Abs. 2 StromNEV. Das heif3t, dass sich die Netzentgelte der verschiedenen Spannungsebenen anteilig
entsprechend der Kostenstellen auf die jeweiligen Netzbetreiber aufteilen.

Von den Letztverbrauchern erhoben werden ein vom Verbrauch unabhangiger Jahresleistungspreis, der
mit der Jahreshdchstleistung in Kilowatt multipliziert wird (siehe Formel (4.1)), und ein verbrauchsge-
bundener Arbeitspreis in Cent pro entnommener Kilowattstunde, § 17 Abs. 2 StromNEV. Im Bereich
der nicht leistungsgemessenen Kunden im Niederspannungsnetz wird in der Regel nur ein Arbeitspreis
und zum Teil ein Grundpreis angesetzt, § 17 Abs. 6 StromNEV. Des Weiteren regelt die Stromnetzent-
geltverordnung, dass fur jede Entnahmestelle Entgelte furr die Strommessung, die Abrechnung und den
Messstellenbetrieb getrennt nach Netz- und Umspannebenen zu erheben sind, § 17 Abs. 7 StromNEV.
Speist ein Erzeuger dezentral in eine Netzebene ein, werden in den vorgelagerten Netzebenen gewélzte
Kosten vermieden. Die vermiedenen Netzentgelte haben die Verteilnetzbetreiber an die Betreiber der
dezentralen Erzeugungsanlagen in Form eines Entgelts auszuzahlen, dem die ,.tatsdchliche Vermei-
dungsarbeit in Kilowattstunden, die tatsdchliche Vermeidungsleistung in Kilowatt und die Netzentgelte
der vorgelagerten Netz- oder Umspannebene* zugrunde liegen, § 18 StromNEV.

Die errechneten Netzkosten miissen der zustandigen Regulierungsbehdrde vorgelegt und unter Anwen-
dung der Anreizregulierungsverordnung genehmigt werden. In Form der Anreizregulierungsverordnung
(ARegV) sorgt der Gesetzgeber dafir, dass der monopolistische Netzbetreiber keine Uiberteuerten Netz-
entgelte erheben kann, sondern lediglich einen festgesetzten maximalen Erlos zur Deckung seiner Kos-
ten und Erzielung einer angemessenen Rendite aus den Netzentgelten generieren darf und dartber hi-
naus einen Anreiz hat, Investitionen in das Stromnetz z. B. zur Effizienzsteigerung zu tétigen.

Die so von der Regulierungsbehdrde genehmigten Netzkosten werden anschlieRend von den Netzbe-
treibern in Grund- (GP), Leistungs- (LP) und Arbeitspreis (AP) fiir die jeweiligen Netzebenen aufgeteilt.
Abbildung 3-15 stellt die Aufteilung der Tarifkomponenten des Netzentgelts der untersuchten Netzebe-
nen des Praxispartners schematisch dar. Aus der Abbildung geht hervor, dass lediglich in der Netzebene
7, der Niederspannungsebene, ein Grundpreis erhoben wird. In derselben Netzebene ist der Anteil der
Netzentgelte, die aus dem Arbeitspreis generiert werden, am hochsten. Dagegen spielt der Leistungs-
preis in dieser Spannungsebene eine untergeordnete Rolle. In den beiden Netzebenen dartiber ist das
Verhaltnis zwischen Arbeits- und Leistungspreis umgekehrt.
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Abbildung 3-15: Aufteilung der Netztarifkomponenten des untersuchten Verteilnetzbetreibers

[Eigene Darstellung]
Das durchschnittliche Netznutzungsentgelt pro Kilowattstunde lag in Deutschland im Jahr 2017 im Sek-
tor der Haushaltskunden bei 7,30 Cent, Gewerbekunden zahlten im Bundesdurchschnitt 6,19 Cent/kWh.
Im Gegensatz dazu lag das Stromnetzentgelt fur Industriekunden mit 2,26 Cent/kWh deutlich unter den
Gebdihren der beiden anderen Sektoren.
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Abbildung 3-14: Entwicklung der Netzentgelte in Deutschland
[Eigene Darstellung nach BNETZA & BUNDESKARTELLAMT 2017]
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Die Entwicklung des Netzentgelts in Deutschland zwischen 2007 und 2017 wird in Abbildung 3-14
ersichtlich. Es zeigt sich, dass die Preissenkung durch die Einfuhrung der Anreizregulierung in den ers-
ten Jahren von einer Zeit stabiler Netzentgelte abgeldst wird. Nach einem Anstieg in den Jahren 2012/13
zeichnete sich wiederum eine Stabilisierung ab. Die durchschnittlichen Netzentgelte der Industriekun-
den stiegen ab 2011 leicht, aber stetig an. Von 2016 auf 2017 stiegen die durchschnittlichen Netzentgelte
der drei verschiedenen Kundengruppen deutlich an. Am stérksten im Bereich der Haushaltskunden.
Aufgrund der unterschiedlichen Netzbetreiber und Netzstrukturen in Deutschland variiert die Hohe der
Netzentgelte regional Uber das Bundesgebiet. Hohere Netzentgelte werden in den Gebieten der neuen
Bundeslander, vor allem aber in landlich gepragten, bevélkerungsarmen Regionen erhoben. (BNETZA
& BUNDESKARTELLAMT 2017)

3.7.3 Steuern & Umlagen

Der groRte Anteil am Strompreis sind Steuern und Abgaben. Zusatzlich zu der gesetzlich Gblichen Um-
satzsteuer in Hohe von 19 % erhebt der Bund die Stromsteuer, die im Jahr 2016 2,05 Ct/kWh betréagt,
8§ 3 StromStG. Ebenfalls von den Endkunden zu zahlen ist die Konzessionsabgabe, die als Entschadi-
gung fiir das Wegerecht an die jeweiligen Gemeinden und Landkreise zu sehen ist, § 1 Konzessionsab-
gabenverordnung (KAV). In den Strompreis flieen fiinf verschiedene Umlagen ein, durch die be-
stimmte Kosten auf die Gesamtheit der Endverbraucher aufgeteilt werden.

Zur Forderung der erneuerbaren Energien trat im Jahr 2000 das Gesetz fiir den Ausbau erneuerbarer
Energien (EEG) in Kraft, das die festgelegte Vergutung von Strom aus regenerativen Erzeugungsanla-
gen regelt. Zum Ausgleich der entstehenden Kosten durch die Verglitung der Anlagenbetreiber und als
Entschadigung fur den Aufwand der Ubertragungsnetzbetreiber (UNB), die nicht durch entsprechende
Erlose gedeckt werden kénnen, wurde die sog. EEG-Umlage eingefiihrt (MAYER & BURGER 2014). Den
Zahlungsanspruch erheben Ubertragungsnetzbetreiber gegeniiber Elektrizitatsversorgungsunterneh-
men, die Strom an Letztverbraucher liefern, § 60 Abs. 1 EEG. Uber den Strompreis wird die Umlage an
den Endkunden durchgereicht. AuRerdem diirfen UNB die EEG-Umlage anteilig von Letztverbrauchern
flr die Eigenversorgung erheben, § 61 Abs. 1 EEG. Bei Eigenversorgern entfallt die Umlage, sofern der
Strom flir den Kraftwerkseigenverbrauch bezogen wird, der Eigenversorger nicht an ein Netz ange-
schlossen ist und keine EEG-Vergltung fir den uberschiissigen Strom in Anspruch nimmt oder der
Strom aus einer Erzeugungsanlage mit einer Leistung von maximal 10 kW fiir héchstens 10 MWh
selbstverbrauchten Stroms pro Jahr stammt, § 61 Abs. 2 EEG.

Ausgenommen von der EEG-Umlage sind auRerdem Bestandsanlagen, die vor dem 01. August 2014 an
das Netz angeschlossen wurden und als Eigenverbrauchsanlage betrieben werden, 8 61 Abs. 3 EEG. Die
Hohe der EEG-Umlage wird nach 8 3 der Verordnung zum EEG-Ausgleichsmechanismus (Aus-
glMechV) ermittelt. Eine besondere Ausgleichsregelung besteht auf Antrag fiir Strom, der von strom-
kostenintensiven Unternehmen sowie von Schienenbahnen selbst verbraucht wird, 8 63 EEG. Als strom-
kostenintensiv werden beispielsweise Unternehmen bestimmter Branchen bezeichnet, die an einer Ent-
nahmestelle mehr als eine Gigawattstunde Strom verbrauchen bzw. deren Stromkostenintensitat min-
destens 16 % im Kalenderjahr 2015 oder 17 % ab dem Jahr 2016 betragen hat, § 64 EEG. Die Unter-
nehmen, die unter die besondere Ausgleichsregelung fallen, zahlen eine geringere EEG-Umlage, § 64
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EEG. Die aufgrund des Ausgleichs fehlenden Kosten werden den Ubrigen Letztverbrauchern in Rech-
nung gestellt.

Einen weiteren Aufschlag auf den Strompreis stellt die Umlage nach dem Kraft-Warme-Kopplungs-
gesetz dar. Bis 2020 soll die erzeugte Strommenge aus KWK-Anlagen 110 Terrawattstunden, bis 2025
120 Terrawattstunden betragen, 8 1 KWKG. Zur Erreichung dieses Ziels setzt der Gesetzgeber be-
stimmte Vergutungen als Anreiz zum Betrieb von KWK-Anlagen ein, deren Refinanzierung Uber die
Umlage nach dem Kraft-Warme-Kopplungsgesetz sichergestellt werden soll, § § 4, 5 KWKG. Den An-
spruch auf Zahlung des finanziellen Belastungsausgleichs kann der Netzbetreiber, der die Vergitungs-
zuschlage an den Anlagenbetreiber auszuzahlen hat, bei dem jeweils vorgelagerten Ubertragungsnetz-
betreiber geltend machen, bis ein Ausgleich der Kosten erreicht wurde, § 9 KWKG. Wie die EEG-
Umlage reicht der Netzbetreiber die entstehenden Kosten an den Endkunden tber den Strompreis weiter.
Die Hohe des KWK-Zuschlags wird nach § 26a KWKG von den Ubertragungsnetzbetreibern festgelegt
und teilt sich in drei Gruppen auf. Fir Abnehmer mit einem Jahresverbrauch von maximal 100.000 kWh
(Gruppe A) betragt die Umlage im Jahr 2016 0,445 Cent pro Kilowattstunde, fiir Letztverbraucher mit
einer Abnahme von mehr als 100.000 kWh (Gruppe B) 0,040 Ct/kWh und fiir Endkunden des ,,Produ-
zierenden Gewerbes, deren Stromkosten im vorangegangenen Kalenderjahr 4 Prozent des Umsatzes
tiberstiegen (§ 9 Abs. 7 KWKG), fur Lieferungen ab 100.000 kWh (Gruppe C) 0,030 Ct/kWh
(AMPRION GMBH 2017).

Die Offshore-Haftungsumlage nach § 17f Abs. 5 EnWG stellt die dritte durch den Strompreis von den
Endkunden zu zahlende Umlage dar, die ebenfalls als Aufschlag auf die Netzentgelte angerechnet wird.
Die Kosten ermitteln sich aus der Differenz zwischen den prognostizierten walzbaren Entschadigungs-
zahlungen, die an die Betreiber von Offshore-Windparks gezahlt werden, und den tatséchlich wélzbaren
Kosten des dem Vorjahr vorausgehenden Jahres abziiglich der tatsdchlichen Erldse aus der Offshore-
Haftungsumlage desselben Jahres. Fiir das Jahr 2016 ergeben sich fiir dieselben Verbrauchergruppen,
wie bei der KWK-Umlage beschrieben, folgende Zuschlage: Gruppe A = 0,040 Ct/kWh, Gruppe B =
0,027 Ct/kWh und Gruppe C = 0,025 Ct/kWh. (BNETZA 2016b)

Die sog. § 19-Umlage wird auf Basis des § 19 Abs. 2 StromNEV erhaoben, der besagt, dass fir Grof3-
verbraucher individuelle Netzentgelte anzusetzen sind. In den Geltungsbereich fallen Endverbraucher,
deren Jahresverbrauch an einer Entnahmestelle mehr als 10 Gigawattstunden und deren Benutzungs-
stunden mindestens 7.000 betragen. Abhangig von der Anzahl der Benutzungsstunden verringert sich
das zu zahlende Netzentgelt auf 20 %, 15 % oder 10 % des vertffentlichten Wertes, § 19 Abs. 2 Strom-
NEV. Refinanziert wird die ErmaRigung fiir GroRverbraucher tber die Umlage nach § 19 Abs. 2
StromNEV.

Die funfte Umlage ist die Umlage flr abschaltbare Lasten. Wie in Kapitel 3.1 beschrieben werden An-
lagenbetreiber entlohnt, wenn sie ihre Stromproduktion zur Stabilisierung der Netzfrequenz im Bedarfs-
fall Uber eine gewisse Zeitspanne als Abschaltleistung zur Verfiigung stellen. Nach § 18 AbLaV haben
die Ubertragungsnetzbetreiber die dadurch entstehenden Aufwendungen untereinander auszugleichen,
analog zur Umlage nach § 9 KWKG. Im Jahr 2016 betrug die AbLaV-Umlage 0,00 Ct/kwWh (50 HERTZ
TRANSMISSION GMBH et al. 2017).

Im weiteren Verlauf der Arbeit werden die Komponenten Netzentgelt und Wettbewerbsanteil auf ihr
Einsparpotenzial durch Lastmanagement untersucht. Die erhobenen Steuern und Umlagen werden im
Gegensatz dazu nicht analysiert, da eine Beeinflussung der Gesetzgebung durch die Verteilnetzbetreiber
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als hochst unwahrscheinlich angesehen wird und es aufgrund dessen in diesem Bereich voraussichtlich
nicht zu Einsparpotenzialen durch Lastmanagement fur die Nutzer(-gruppen) und Netzbetreiber kom-
men wird.

3.8 Bewertung der Wirtschaftlichkeit

In den Kapiteln 4 bis 6 wird die Wirtschaftlichkeit von Lastmanagement auf Verteilnetzebene aus un-
terschiedlichen Blickwinkeln betrachtet. Im Fokus steht jeweils die Fragestellung, wie hoch die An-
fangsinvestition in ein Lastmanagementsystem maximal sein darf. Die methodische Vorgehensweise
wird jeweils zu Anfang des Kapitels ausfiihrlich erlautert. Kapitel 4 beinhaltet die statistische Modellie-
rung des Einsparpotenzials innerhalb der Netzkosten, wobei als Bewertungsinstrument die Berechnung
des Kapitalwerts Anwendung findet. Diese Methodik liegt ebenso Kapitel 5 zugrunde, in dem auf Basis
der Ergebnisse aus dem vorangehenden Abschnitt ein Netztarifmodell entwickelt wird, das Anreize zum
Einsatz von LastmanagementmalRnahmen bietet und die Netzkosten verursachergerecht aufteilt. Mit-
hilfe der Kapitalwertmethode werden die maximal mdglichen Investitionsbetrage der in Kapitel 3.5 vor-
gestellten Beispielkunden ermittelt und in den Kontext von méglichen LastmanagementmalRnahmen ge-
setzt. Kapitel 6 betrachtet die Stromerzeugerseite. Zur wirtschaftlichen Bewertung wird die Methode
der Stromgestehungskosten verwendet. Um die kapitalgebundenen Kosten zu bewerten, findet in allen
drei Kapiteln die Annuitdtenmethode Anwendung.

Als Berechnungsprogramm wurde jeweils Microsoft Excel eingesetzt. Das Stromgestehungskostenmo-
dell wurde zusétzlich in Visual Basics.Net programmiert, um automatisierte Rechenvorgange mit einer
hohen Rechenleistung durchfiihren zu kdnnen. Durch das mdgliche Austauschen der Kostenstrukturen
und elektrischen Lastgénge ist die Ubertragbarkeit auf alle Regionen Deutschlands gewiahrleistet.

4 Lastmanagement auf Verteilnetzebene: eine statistische Modellie-
rung des Einsparpotenzials

Welches Einsparpotenzial der bezogenen Leistung durch Lastmanagement in Deutschland erschlossen
werden kann, wurde in den vergangenen Jahren von verschiedenen Stellen untersucht. Quaschning und
Hanitsch stuften das Potenzial in Haushalten im Jahr 1999 mit etwa 40 % als besonders hoch ein. Deut-
lich geringere Verlagerungspotenziale schrieben sie der Industrie, dem Kleinverbrauch und dem Sektor
Verkehr zu. (QUASCHNING & HANITSCH 1999) Das Handbuch Lastmanagement der Deutschen Ener-
gie-Agentur bestétigt diese Einschatzung und nennt konkrete Zahlen fiir das technische Lastmanage-
mentpotenzial der einzelnen Sektoren in Deutschland. Der Industrie schreibt das Handbuch 5,8 GW zu,
Gewerbe und Handel kénnten 2,1 GW erschliefen und die Haushalte 7,1 GW. Damit liegt das techni-
sche Lastmanagementpotenzial in Deutschland insgesamt bei 15,2 GW. (DEUTSCHE ENERGIE-AGEN-
TUR GMBH 2012)

Im Gegensatz dazu bewerten APEL et al. (2012) die Lastmanagementpotenziale, wie in Kapitel 2 be-
schrieben, mit 25 GW als deutlich hoher. Allerdings ist es notwendig, zwischen technischem Potenzial
und tatséchlich wirtschaftlich erschlieRbarem Potenzial zu unterscheiden. So seien die Bereitstellungs-
kosten fiir die Flexibilitat im privaten Bereich laut dena deutlich héher als in der Industrie, da hier viele
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kleine Einzellasten erschlossen werden missten (DEUTSCHE ENERGIE-AGENTUR GMBH 2012). Im Ge-
gensatz dazu sind die Potenziale in Gewerbe und Industrie eher greifbar, da in diesen Sektoren ver-
gleichsweise grof3e Einzellasten vorliegen (SEIDL 2015).

Dieses Kapitel befasst sich mit der Frage, wie hoch das monetére Einsparpotenzial durch Lastmanage-
ment im Bereich der Netzkosten in der Beispielregion in den Netzebenen 5 bis 7 unter den gegebenen
energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen ist. Dazu werden die realen Daten des Netzbetreibers sta-
tistisch modelliert und die Verénderung verschiedener Parameter simuliert. Ziel ist es, die maximal
mdglichen Anfangsinvestitionen in ein Lastmanagementsystem zu berechnen, das durch die erzielten
Einsparungen an Netzentgelten gedeckt werden kann. Anschlielend werden die Ergebnisse in der Dis-
kussion in den Kontext bestehender Studien Uber technisch erschlieRbare Lastmanagementpotenziale
eingeordnet.

4.1 Statistische Modellierung der Tarifkomponenten

Laut Stachowiak sind Modelle eine Konstruktion der Wirklichkeit, die sich jeweils danach definieren
lassen, wovon sie ein Modell fur wen zu welcher Zeit und zu welchem Zweck sind (STACHOWIAK 1983).
Pittioni fuhrt die Definition weiter aus und beschreibt Modelle als ganzheitliche Beziehungsgeflige, die
sich auf ein Objekt als Original beziehen, das der Modellerschaffer zu seinem Zweck formt. Als VVorlage
dient das Original, das im Vergleich zum Modell aber praktische Nachteile bei der Untersuchung auf-
weist. (PITTIONI 1983)

Die Berechnungsmodelle der vorliegenden Arbeit dienen der Abbildung bzw. Veranschaulichung fun-
damentaler Zusammenhénge im System der Energiewirtschaft. Konkret werden eine Beispielregion und
die ortlichen Stadtwerke als Netzbetreiber und damit die Stromverteilung als Bindeglied zwischen
Stromerzeugung und Stromverbrauch ihres Versorgungsgebietes als ein konkreter Teil der deutschen
Energiewirtschaft untersucht. Die Rahmenbedingungen entsprechen denen der Realitét, aber mit der
Pramisse, dass es wahrend der Betrachtungsdauer zu keinen regulatorischen Anderungen kommt. Im
Gegensatz zur Wirklichkeit werden enge Systemgrenzen definiert, um den Untersuchungsgegenstand
klar zu beschranken. Die Systemgrenzen schlieBen das Versorgungsgebiet des kommunalen Netzbetrei-
bers mit den Netzebenen 5 bis 7 ein. Abgebildet wird einerseits die Netzlast der jeweiligen Netzebene
inklusive Einspeisung aus derselben und der vorgelagerten Netzebene, Riickspeisung aus der nachgela-
gerten Netzebene abziiglich der Ubergabe an die nachgelagerte Netzebene und der Netzverluste. Ande-
rerseits werden die Netzkosten des Netzbetreibers sowie deren Aufteilung auf die Netzentgelte der je-
weiligen Netzebenen dargestellt. Durch die Verknlpfung der Netzlasten mit Tarifstrukturen lassen sich
deren Interdependenzen kléren.

Als praktischer Vorteil des Berechnungsmodells wird die einfache, kostengiinstige Verénderbarkeit von
Eingabeparametern angesehen, deren Auswirkungen speziell analysiert werden sollen. Im Vergleich
zum Modell wére die umfassende Untersuchung der Wirtschaftlichkeit eines kommunalen Lastmanage-
ments in der Praxis zum aktuellen Zeitpunkt zu kostenintensiv und wiirde im Fall einer nicht gegebenen
Rentabilitat zu irreversiblen Kosten fuhren.

Folgende Fragestellungen bzw. Kausalzusammenh&nge werden deshalb im Berechnungsmodell theore-
tisch analysiert:



4 Statistische Modellierung des Einsparpotenzials 41

- Wie grof3 ist das monetére Einsparpotenzial der jeweiligen Netzebenen und der definierten Nut-
zergruppen der Beispielregion, das durch die verschiedenen Formen des Lastmanagements er-
zielt werden kann?

- Wie verhélt sich das Einsparpotenzial im Zeitverlauf?

- Welche Netzebenen bzw. Kundengruppen haben einen Anreiz, Lastmanagement zu betreiben?

- Welche Auswirkungen hat das Lastmanagement auf die Kunden und den Netzbetreiber?

- Wie wirkt sich die Erlésobergrenze der Anreizregulierung auf das Einsparpotenzial durch Last-
management von vertikal integrierten Energieversorgungsunternehmen aus?

Welche technischen Lastmanagement-MalRnahmen eingesetzt werden, ist fir die Berechnung des Ein-
sparpotenzials zun&chst unerheblich. Die eingesparten Kosten werden im weiteren Verlauf als maximal
zur Verfligung stehende Investitionsmittel angesehen, um technische MalRnahmen umsetzen zu kénnen.

Das Ziel der statistischen Modellierung der Tarifkomponenten ist es, die Auswirkungen der Verande-
rungen der Jahreshdchstlasten auf die Netzentgelte fir die einsparenden Kunden
(-gruppen), den Netzbetreiber und die Gesamtheit der Netzentgeltzahler im Versorgungsgebiet sichtbar
Zu machen.

Grundsatzlich gelten diese Zusammenhénge:

XLP,n = Pmax,n *LP, (41)

Dabei sind

X die Kosten fiir die Bereitstellung der elektrischen Leistung [€],
Pmax  die vom Kunden bezogene elektrische Jahreshdchstlast [kKW],
n der Netzkunde n,

LP der Leistungspreis der entsprechenden Netzebene [€/kW],

z die Netzebene.

XAP,n = Qn * AP, (42)
Dabei sind

Xap  die Kosten fir die bezogene elektrische Arbeit [€],

Q die vom Kunden bezogene Menge elektrischer Arbeit eines Jahres [kWh],

n der Netzkunde n,

AP,  der Arbeitspreis der entsprechenden Netzebene [€/kWh],

z die Netzebene.

Gegenstand der Untersuchung sind die Netzentgelte 2016 der Netzebenen 5 bis 7 eines typischen Ver-
teilnetzbetreibers in Deutschland sowie die bezogenen Strommengen und Hdchstlasten der angeschlos-
senen Verbraucher aus dem Jahr 2014, da diese und die Gewinn- und Verlustrechnung desselben Jahres
nach § 4 Abs. 2 StromNEV als Berechnungsgrundlage fiir die Netzentgelte 2016 dienen.

Der Netzbetreiber stellt die Lastverlaufe der einzelnen Netzebenen bzw. verschiedener Kunden(-grup-
pen) und deren Tarifsystem als reale Daten zur Verfligung. Diese werden als Modell abgebildet und die



42 4 Statistische Modellierung des Einsparpotenzials

Veranderungen der einzelnen Parameter simuliert. Dabei wird davon ausgegangen, dass nicht die bezo-
gene Arbeit, sondern die geforderten Jahreshdchstlasten reduziert werden. Grund dafir ist die Annahme,
dass der Stromverbrauch aufgrund neuer Technologien und der Elektrifizierung des Verkehrssektors
trotz Effizienzgewinnen zukinftig gleich bleiben bzw. ansteigen wird (FRAUNHOFER IWES 2015). Die
Lastmanagementbemihungen zielen folglich primér auf MalRnahmen zur Reduktion der kumulativen
Lastspitze durch teilweise Verschiebung der Last (Loadshifting) ab, um Leistungsspitzen zu vermeiden.
Untersucht werden die Netzebenen 5 bis 7 als Ganzes sowie einzelne Beispielkunden, die aufféllige
Charakteristika aufweisen bzw. als Modellkunden fiir Vergleichsrechnungen dienen kénnen. Dazu wird
das jeweilige Einsparpotenzial eines Kunden mit der Kapitalwertmethode wirtschaftlich bewertet. Der
Kapitalwert wird folgendermal3en definiert:

n

Co=- Ao+ Y (43)
t=1
Dabei ist
Co der Kapitalwert zum Kalkulationszeitpunkt [€],
Ao die Anfangsinvestition zum Kalkulationszeitpunkt [€],
E alle Einzahlungen im Rahmen der Investition [€],
A alle Auszahlungen im Rahmen der Investition [€],
i der Kalkulationszinssatz [%],
t das jeweilige Jahr der Betrachtung.

Der Betrachtungshorizont betragt 10 Jahre in die Zukunft, mit der Pramisse, dass es wahrenddessen
keine regulatorischen Anderungen gibt. Der Kalkulationszinssatz wird aufgrund der aktuellen Niedrig-
zinsphase mit 2,5 % p. a. angesetzt, da davon ausgegangen wird, dass die Investitionen von privaten
Haushalten getéatigt werden. In der anschlieBenden Sensitivitatsanalyse werden weitere Zinssétze ange-
setzt, um den Einfluss des Zinsniveaus auf die Ergebnisse auszuwerten und damit die Ergebnisse fur die
Investition von Unternehmen darzustellen. Fir dieses Kapitel wird der Zinssatz von 2,5 % p. a. als fix
angenommen. Die Anfangsinvestition in ein Lastmanagementsystem ist nicht bekannt. Stattdessen soll
als Ergebnis hervorgehen, wie hoch die maximale Investitionssumme sein darf, damit der Kapitalwert
groRer gleich Null und die Investition vorteilhaft ist.

Wie in Kapitel 3.6.3 beschrieben, findet die Analyse der Einsparpotenziale im Kontext des regulierten
Strommarktes Deutschlands statt. Die Anreizregulierungsverordnung gibt vor, wie hoch die Erldse der
Netzbetreiber aus den Stromnetzentgelten sein diirfen, damit ihre Kosten gedeckt sind und eine ange-
messene Rendite erzielt wird. Die Berechnung der maximal genehmigten Erldse ist in Anlage 1 ARegV
durch die Formel der Erlésobergrenze definiert (Formel (3.1)).

Eine Reduzierung der bezogenen Jahreshtchstlast auf Kundenseite wirkt sich fur den Netzbetreiber zu-
néchst negativ auf die Erlose aus den Netzentgelten aus. Laut der Formel zur Berechnung der Erl@sober-
grenze wird diese Differenz jedoch (iber den Saldo des Regulierungskontos (S:) kompensiert. Weicht
der Saldo um mehr als 5 % von der in der Erlésobergrenze festgesetzten Hohe ab, ist der Netzbetreiber
nach § 5 Abs. 3 ARegV zur Anpassung seiner Netzentgelte nach oben bzw. unten berechtigt, bzw. ver-
pflichtet. Die Auswirkungen, die aus den Einsparungen einzelner Kunden(-gruppen) fur die Gesamtheit
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der Netznutzer des Versorgungsgebietes resultieren, werden ebenfalls bei der statistischen Modellierung
eruiert.

Aus den Ergebnissen lassen sich Strategien einerseits fiir die Endkunden und andererseits fur den Netz-
betreiber ableiten und die Fragen klaren, welche Nutzergruppen Anreize haben, Lastmanagement zu
betreiben, und welche maximalen Investitionsbetrage fir den Aufbau eines entsprechenden Systems
investiert werden kénnen.

4.2 Datengrundlage fiir die Modellberechnung

Als Ausgangsbasis fur die Bewertung des netzseitigen Einsparpotenzials durch Lastmanagement auf
Verteilnetzebene werden die von der Bundesnetzagentur fur die 2. Regulierungsperiode (Jahre 2014 bis
2018) genehmigten Netzkosten eines typischen stédtischen Verteilnetzbetreibers angesetzt.

Die in der Erldsobergrenze festgelegten Kosten werden als Netzentgelte auf die vom Praxispartner ver-
sorgten Kunden umgelegt. Die gesetzlich festgelegte Verfahrensweise zur Umsetzung der Netzkosten
in Netzentgelte wird in Kapitel 5 erlautert. Datengrundlage zur Untersuchung des Einsparpotenzials sind
die Netzlastgidnge der Netzebenen 5 bis 7 sowie einzelner Kunden(-gruppen) und die entsprechenden
Netzentgelte des Netzbetreibers.

Tabelle 4.1 stellt die Netztarife fiir das Jahr 2016 dar. Unterschieden wird grundsatzlich zwischen der
Entnahme mit und ohne Leistungsmessung, zwischen den verschiedenen Netzebenen und der Jahresbe-
nutzungsdauer. Fir Kunden der Netzebene 7 mit Elektro-Speicherheizungen wird ein Sondertarif mit
lediglich 2,16 Ct/kWh als Arbeitspreis abgerechnet. In der Analyse werden die Endkunden mit einem
individuellen Netzentgelt aufgrund & 19 StromNEV nicht mitbetrachtet, weil diese das Ergebnis verfal-
schen wirden. Sowohl deren Leistungsbezug als auch ihre Netzkosten werden in den Berechnungen
abgezogen.

Tabelle 4.1: Netztarife eines typischen stadtischen Verteilnetzbetreibers fur das Jahr 2016
[Eigene Darstellung]
Leistungspreissystem fir Entnahme mit Leistungsmessung
Jahresbenutzungsdauer
Spannungsebenen - - < 2500 ha - - - - >= 2500 Va - -
Leistungspreis (LP 1)| Arbeitspreis (AP 1)| Leistungspreis (LP 2)| Arbeitspreis (AP 2)
€/ kw Ct/kWh €/ kW Ct/kwWh
NE 5: Mittelspannung (MS) 3,30 3,61 77,82 0,62
NE 6: Umspannung MS/NS 5,15 3,69 83,59 0,55
NE 7: Niederspannung (NS) 5,88 3,68 79,79 0,73
Leistungspreissystem fiir Enthahme ohne Leistungsmessung
Spannungsebene Grundpreis Arbeitspreis
€/a Ct/kWh
NE 7: Niederspannung (NS) 20,00 4,11

Die reale Netzlast ist die Gesamtnetzlast einer Netzebene abziuglich der Netzverluste, der Differenz aus
der Ubergabe an die nachgelagerte Netzebene und der Riickspeisung aus der nachgelagerten Netzebene.
Netzkunden der Niederspannung sind wie in Kapitel 3.5.3 beschrieben hauptsachlich Haushalts- und
kleinere Gewerbekunden. In der Abbildung 4-1 ist der im Sommer geringere Strombedarf der Nieder-
spannungskunden zu erkennen. Die Leistungsspitze liegt bei rund 15.000 kW am Montag, den
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14.04.2014 um 12:45 Uhr. Dargestellt sind aulerdem beispielhafte Reduktionen der kumulierten Jah-
reshdchstlast von 5 %, 10 % und 20 %. Je nach Verhéltnis zwischen Arbeitspreis und Leistungspreis an
den Netzentgelten ergeben sich unterschiedliche Auswirkungen auf die Gesamteinnahmen durch eine
Lastreduktion. Wie in Abbildung 3-15 zu sehen, mussen die einzelnen Netzebenen individuell betrachtet
werden. Ebenso muss bei leistungsgemessenen Kunden zwischen einer Jahresbenutzungsdauer von klei-
ner 2.500 Stunden und einer Jahresbenutzungsdauer von gréfer gleich 2.500 Stunden differenziert wer-
den. Wie in Tabelle 4.1 ersichtlich, unterscheiden sich die dafir angesetzten Tarife. Abbildung 4-1 stellt
beispielhaft die reale Netzlast der Spannungsebene 7 ber das Jahr 2014 des Praxispartners dar.
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Abbildung 4-1: Realer Netzlastgang der Netzebene 7 des Praxispartners fir das Jahr 2014
[Eigene Darstellung]

4.3 Ergebnisse: Einsparpotenzial & maximale Anfangsinvestition

Unterstellt man fur jede Netzebene die in der Abbildung 4-1 angenommenen, anteiligen Leistungsein-
sparungen, ergeben sich folgende Erlésreduzierungen flr den Netzbetreiber bzw. Einsparpotenziale fir
die Kunden der Netzebenen.

4.3.1 Netzebene 5

Die kumulierte Jahreshdchstlast der Kunden mit einer Jahresbenutzungsdauer von weniger als 2.500
Stunden betrégt 4.000 kW, die der Kunden mit einer hdheren Jahresnutzungsdauer 19.000 kW. Die
Reduktion der Jahreshdchstlast durch Loadshifting entspricht einer eingesparten Spitzenlast von 200 kW
bzw. 950 kW bei einer Senkung um 5 %. Multipliziert mit dem dafiir zu zahlenden Leistungspreis ergibt
die jeweilige monetdre Einsparung.

Beispielberechnung:
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Leistungseinsparung prozentual * Jahreshdchstlastne s, <2.s00n = Leistungseinsparungne s, <2.s00n absolut

5% * 4.000 kW =200 kW

200 kW (A) * 3,30 €/kW (B) = 660 € (C)
Analog zur Beispielberechnung werden die Einsparpotenziale aller untersuchten Netzebenen und Kun-
dengruppen ermittelt. Folgende Tabelle zeigt die Ubersicht der entsprechenden absoluten Leistungs-
reduktionen und der jeweils dazugehdrigen monetéren Einsparung in der Mittelspannungsebene.

Tabelle 4.2: Einsparpotenzial der Netzebene 5
[Eigene Darstellung]
Einsparpotenzial Netzebene 5
Jahresbenutzungsdauer
Leistungsreduktion < 2500 h/a >= 2500 h/a
prozentual Leistungsreduktion LP1 Einsparung |Leistungsreduktion LP 2 Einsparung
(A (B) (A*B=0C) (G (B) (A*B=0C)
0% 0 kw 3,30 €/kW 0€ 0 kw 77,82 €/KW 0€
5% 200 KW 3,30 €/kwW 660 € 950 KW 77,82 €/kW 73.929 €
10% 400 kw 3,30 €/kW 1.320 € 1.900 kw 77,82 €/kW 147.858 €
20% 800 KW 3,30 €/kW 2.640 € 3.800 kW 77,82 €/KW 295.716 €

Deutlich zu sehen ist der signifikante Unterschied zwischen den Einsparpotenzialen aufgrund der unter-
schiedlichen Jahresbenutzungsdauern. 83 % der Jahreshdchstlast in der Netzebene 5 werden von Kun-
den mit einer Jahresbenutzungsdauer von mehr als 2.500 Stunden bezogen. In dieser Kundengruppe ist
das Einsparpotenzial mit 77,82 €/kW 23,6 Mal héher als in der Kundengruppe mit einer Jahresbenut-
zungsdauer unter 2.500 Stunden. Der Leistungspreis betrégt hier lediglich 3,30 €. Werden 20 % der
Jahreshdchstlast der Mittelspannungsebene eingespart, kénnen die einsparenden Kunden ihre Netzkos-
ten um 295.716 € im Jahr der Leistungsersparnis reduzieren. Entsprechend weniger Erlose erhélt der
stadtische Netzbetreiber aus den Netzentgelten zur Deckung seiner Kosten und Erzielung einer Rendite.
Insgesamt reduzieren sich die Netzerlése der Spannungsebene um 13 % ceteris paribus.

Fur einen typischen Kunden der Netzebene 5 mit einer durchschnittlichen Jahreshdchstlast von
1.210 kW und einer Jahresbenutzungsdauer ab 2.500 Stunden besteht folglich ein Anreiz ein Lastma-
nagementsystem zu installieren, um Netzkosten einzusparen. Gelingt es ihm beispielsweise durch Load-
shifting, seine Jahreshdchstlast um 10 % zu reduzieren, spart sich der Kunde 9.416 € an Netzkosten ein.
Zur Bewertung der maximalen Anfangsinvestition in ein Lastmanagementsystem wird die in Kapitel
4.1 beschriebene Kapitalwertformel (4.3) angewendet.

Beispielberechnung:

o (E- Ay)

=_ + - 7
Co=-Ao L (1+)!

Zur Berechnung der maximalen Anfangsinvestition wird der Kapitalwert gleich Null gesetzt und nach
Ao aufgelost.
n
. (Et - At)
0 ~t
~ (1+1)
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Der Betrachtungshorizont betragt 10 Jahre, der Kalkulationszinssatz 2,5 % p. a. Zur Berechnung des
Kapitalwerts wird davon ausgegangen, dass die jahrliche Lastreduzierung Uber die 10 Jahre gleich bleibt
und es nicht zu regulatorischen Anderungen kommt.
Ao =9.416 € * (1,025)1 + 9.416 € * (1,025)2 + 9.416 € * (1,025)3+ 9.416 € * (1,025)*+ 9.416 € *
(1,025)°5+9.416 € * (1,025) 5+ 9.416 € * (1,025) "+ 9.416 € * (1,025)8+ 9.416 € * (1,025)°+ 9.416 €
*(1,025)%°=82.409 €
Insgesamt darf die Investition (Ag) in den Aufbau des Lastmanagementsystems des Beispielkunden also
maximal 82.409 € betragen. Die Berechnung der maximalen Anfangsinvestition der weiteren Kunden-
gruppen und Netzebenen erfolgt analog.
Ist die Jahresbenutzungsdauer desselben Kunden geringer als 2.500 Stunden, spart er lediglich 399 €
pro Jahr bei einer Leistungsreduktion von ebenfalls 10 %. Setzt man den Kapitalwert (Co) wiederum
gleich Null, betragt die maximale Investition 3.492 € unter denselben Rahmenbedingungen. Der Kunde
mit der minimalen Jahreshéchstlast in der Netzebene 5 (71 kW) hat unter denselben Rahmenbedingun-
gen je nach Jahresbenutzungsdauer ein jahrliches monetdres Einsparpotenzial von 23 bzw. 553 €. Der
Kunde mit der maximalen Jahreshdchstlast (4.788 kW) ein jahrliches monetéres Einsparpotenzial von
1.580 bzw. 37.260 €.

4.3.2 Netzebene 6

Die abgerechnete Jahreshdchstlast in der Umspannebene zwischen Mittel- und Niederspannung betrug
im Jahr 2014 insgesamt 7.500 kW, wobei 60 % auf die Kunden mit einer Jahresnutzungsdauer ab 2.500
Stunden entfielen. Die absoluten Leistungsreduktionen und deren monetare Auswirkungen sind in Ta-
belle 4.3 dargestellt.

Wie in Netzebene 5 ist der Leistungspreis bei einer Jahresnutzungsdauer ab 2.500 Stunden signifikant
hoher als bei einer geringeren Jahresnutzungsdauer. Aufgrund der niedrigen Kundenanzahl und der da-
mit verbundenen minimalen Gesamtbezugslast ist das Einsparpotenzial in der Umspannebene deutlich
geringer als in der Mittelspannungsebene.

Tabelle 4.3: Einsparpotenzial der Netzebene 6
[Eigene Darstellung]
Einsparpotenzial Netzebene 6
Jahresbenutzungsdauer
Leistungsreduktion < 2500 h/a >= 2500 h/a
prozentual Leistungsreduktion LP 1 Einsparung |Leistungsreduktion LP 2 Einsparung
(G (B) (A*B=C) (A (B) (A*B=0C)
0% 0 kW 5,15 €/kW 0€ 0 kw 83,59 €/kW 0€
5% 150 KW 5,15 €/kW 773 € 225 KW 83,59 €/kW 18.808 €
10% 300 kW 5,15 €/kW 1.545 € 450 kw 83,59 €/kW 37.616 €
20% 600 KW 5,15 €/kW 3.090 € 900 kW 83,59 €/kW 75.231 €

Der Durchschnittskunde der Netzebene 6 des stadtischen Verteilnetzbetreibers bezieht eine Jahres-
hochstlast von 285 kW. Ist seine Jahresbenutzungsdauer groRer oder gleich 2.500 Stunden, kann er bei
einer Leistungsreduktion um 10 % im Jahr 2.382 € an Netzkosten einsparen. Die maximale Anfangsin-
vestition in ein Lastmanagementsystem darf 20.850 € betragen, um eine Amortisation in 10 Jahren si-
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cherzustellen. Im Vergleich dazu darf die maximale Anfangsinvestition eines Kunden mit einer gerin-
geren Jahresbenutzungsdauer 1.285 € nicht iibersteigen, da dessen Einsparpotenzial bei einer Leistungs-
reduktion um 10 % lediglich bei 147 € pro Jahr liegt.

Der Kunde mit der minimalen Jahreshdchstlast in der Netzebene 6 (7 kW) hat unter denselben Rahmen-
bedingungen je nach Jahresbenutzungsdauer ein jahrliches monetéares Einsparpotenzial von 4 bzw. 59 €.
Der Kunde mit der maximalen Jahreshdchstlast (4.839 kW) ein jahrliches monetéres Einsparpotenzial
von 2.492 bzw. 40.449 €.

4.3.3 Netzebene 7

In den Netzebenen der Mittel- und der Umspannung muss der Stromverbrauch der Endkunden leistungs-
gemessen werden. Das ist in der Netzebene 7 nicht der Fall. Die Stromlieferung an Letztverbraucher
wird erst ab einer j&hrlichen Entnahme von mehr als 100.000 kWh Strom, wie in § 12 StromNZV gere-
gelt, uber die registrierende Lastgangmessung (RLM) abgerechnet. Deshalb werden fur die nicht leis-
tungsgemessene Kundengruppe der Netzebene 7 sog. Standardlastprofile (SLP) zur Abschétzung des
Lastverlaufs verwendet. Die Gruppe der SLP-Kunden erbringt beim Beispiel-Netzbetreiber 88 % der
Netzerldse aus der Niederspannungsebene. Lediglich 12 % der Netzerldse aus der Netzebene 7 entfallen
auf die RLM-Kunden.

Da die bezogene Jahreshdchstlast bei SLP-Kunden nicht gemessen wird, kann kein Leistungspreis an-
gesetzt werden. Stattdessen werden die Netzentgelte, wie in Kapitel 3.7.2 aufgefihrt, in Form eines
Arbeitspreises und eines Grundpreises abgerechnet. Das heift, dass fiir die meisten Kunden der Netz-
ebene 7 eine Lastreduktion aktuell keine Auswirkung hat, da diese Kundengruppe mit einem Mischpreis
pro Kilowattstunde abgerechnet wird, der sich lediglich auf die bezogene Arbeit, nicht aber auf die
bezogene Leistung bezieht. Lastmanagement auf Niederspannungsebene wird voraussichtlich erst mit
der flachendeckenden Einfiihrung von Smart Metern und einer veranderten Preisstruktur interessant.
Fur die leistungsgemessenen Kunden der Niederspannung gelten die Einsparpotenziale, die in Tabelle
4.4 dargestellt sind.

Tabelle 4.4: Einsparpotenzial der RLM-Kunden in der Netzebene 7
[Eigene Darstellung]

Einsparpotenzial Netzebene 7 - RLM-Kunden
Jahresbenutzungsdauer
Leistungsreduktion < 2500 h/a >= 2500 h/a
prozentual Leistungsreduktion LP1 Einsparung |Leistungsreduktion LP 2 Einsparung
(A (B) (A*B=C) (G (B) (A*B=C)
0% 0 kW 5,88 €/kW 0€ 0 KW 79,79 €KW 0€
5% 75 KW 5,88 €/kW 441 € 100 kw 79,79 €/KW 7.979€
10% 150 kW 5,88 €/kW 882 € 200 KW 79,79 €/kW 15.958 €
20% 300 kW 5,88 €/kW 1.764 € 400 kw 79,79 €/kW 31.916 €

Beispielsweise bezieht ein RLM-Kunde der Netzebene 7 eine Jahreshtchstlast von 110 kKW. Bei einer
Jahresbenutzungsdauer von groRer gleich 2.500 Stunden spart er bei einer Lastreduktion um 10 % 878 €
im Jahr ein. Die maximale Anfangsinvestition in ein Lastmanagementsystem betrdgt 7.682 € bei einer
Amortisationszeit von 10 Jahren. Liegt die Jahresbenutzungsdauer desselben Kunden unter 2.500 Stun-
den, betragt das jahrliche Einsparpotenzial 65 €, der entsprechende maximale Investitionsbetrag 566 €.
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Der Kunde mit der minimalen Jahreshdchstlast in der Netzebene 7 (31 kW) hat unter denselben Rah-
menbedingungen je nach Jahresbenutzungsdauer ein jahrliches monetares Einsparpotenzial von 18 bzw.
247 €. Der Kunde mit der maximalen Jahreshochstlast (347 kW) ein jahrliches monetédres Einsparpo-
tenzial von 204 bzw. 2.769 €.

4.4 Auswirkungen der Einsparung auf das Tarifsystem

Wie in Kapitel 3.6.3 erldutert, garantiert 8 5 ARegV dem Netzbetreiber die Deckung der genehmigten
Netzkosten im Rahmen der Erlésobergrenze. Sinken die Erldse aus den Netzentgelten beispielsweise
aufgrund der in den vorangegangenen Kapiteln angenommenen Lastverschiebungen insgesamt um mehr
als 5 %, ist der Netzbetreiber berechtigt, seine Netzentgelte nach oben zu korrigieren. Bei gleichblei-
benden Gesamtkosten fur den Netzbetreiber wird sich das Tarifsystem aufgrund dessen andern. Die in
Kapitel 4.3 berechneten Einsparpotenziale der Beispielkunden gelten folglich nur unter der Pramisse,
dass die gesamte Lastreduktion des Jahres zu einer Senkung der Netzerlose um weniger als 5 % fiihrt.
Der Fehlbetrag muss ansonsten auf die Tarifkomponenten verteilt werden, die infolgedessen ansteigen.
Fur die Gesamtheit der Endverbraucher steigen die Netzentgelte; das Kostenreduktionspotenzial der
Einsparer sinkt entsprechend der Verteilung des Fehlbetrags auf den Arbeits- oder Leistungspreis.
Abbildung 4-2 veranschaulicht die VVorgehensweise bei der Verteilung des Fehlbetrags auf die Tarif-
komponenten Arbeitspreis (AP), Leistungspreis (LP) und Grundpreis (GP). Bei der Netzebene 7 wird
aufgrund der bestehenden Tarifstruktur des Praxispartners zusatzlich zwischen Tarifkunden (TK) und
Kunden mit Elektro-Speicherheizungen (ESH) unterschieden.

Fehlbetrag
<2.500h >=2500h < 2.500h >=2500h SLP ‘ RLM
JL JL JL JL JL JL JL JL JL JL JL JL

P |l AP | P |l AP || P || AP | P | AP Tk H ESH‘ T« ‘ESH

GP AP AP LP AP LP AP

Abbildung 4-2: Verteilung des Fehlbetrags auf die Tarifkomponenten
[Eigene Darstellung]

Die Reduktion der Erlése aus den Netzkosten um insgesamt 5 % entspricht einem Betrag von ca.
283.000 €. Wie aus Tabelle 4.2, Tabelle 4.3 und Tabelle 4.4 hervorgeht, ist diese Grenze in den ver-
schiedenen Netzebenen und Kundengruppen unterschiedlich leicht erreichbar. Zur Beurteilung der Aus-
wirkungen des Lastmanagements auf die Tarifkomponenten wird deshalb der im Jahr 2014 durchschnitt-
lich erléste Leistungspreis von 60,12 € angesetzt, um die Reduktion der Last zu berechnen, die eine
prozentuale Senkung der Netzerl6se jeweils verursacht.
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Im Weiteren wird die Einsparung der Gesamtnetzerlése um 1 % bis 20 % modelliert, um die Auswir-
kungen auf die Tarifkomponenten und damit auf das Einsparpotenzial der Kunden darzustellen. Der
entstehende Fehlbetrag wird prozentual nach der derzeitigen Erlosverteilung auf die unterschiedlichen
Tarifkomponenten aufgeteilt, um die Erh6hung der Netztarife bewerten zu kdnnen. Zur Verdeutlichung
der Auswirkungen der Tarifveranderungen sei folgendes Beispiel gewéhlt: Ein Kunde der Netzebene 5
mit einer Jahreshochstlast von 950 kW reduziert seinen Leistungsbedarf um 5 %, 10 % bzw. 20 %.
Zusétzlich senken weitere Kunden ihren Leistungsbezug, der in Form der Gesamtnetzerldse dargestellt
wird. Der ausgewahlte Beispielkunde entspricht dem Median der RLM-Kunden der Netzebene 5. Die
Aussage bleibt jedoch dieselbe, egal welcher Kunde ausgewahlt wird. Lediglich die Auspragung der
Auswirkung unterscheidet sich. Abbildung 4-3 macht deutlich, dass das jahrliche Einsparpotenzial des
einzelnen Kunden durch Lastmanagement mit der Reduktion der gesamten Bezugsleistung sinkt. Redu-
zieren mehrere bzw. alle Endkunden ihren Leistungsbezug, geht die Einsparung flr den Einzelnen gegen
Null bzw. kann sogar negativ werden. AuRerdem steigen die Netztarife fur die Endkunden ohne Leis-
tungseinsparung bei gleichbleibenden Kosten des Netzes an. Abbildung 4-3 stellt den Zusammenhang
der modellierten Veranderungen dar. Das Ziel des Einzelnen ist folglich, sich besserzustellen als die
Gesamtheit aller Endkunden.

Kunde: NE 5, = 2.500 h, 950 kW Jahreshochstlast
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5.000€

Senkung der Gesamtnetzerlése in %

0% 1% 2% 3% 4% 5% 6% 7% 8% . 9% 10% 11% 12% 13%14% 15% 16% 17% 18% 19% 20%
-5.000 €

-15.000 €
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Jéhrliches Einsparpotenzial des Beispielkunden in €

-35.000 €
Einsparung Beispielkunde 5 % Einsparung Beispielkunde 10 % Einsparung Beispielkunde 20 %

Abbildung 4-3: Veranderung des Einsparpotenzials des Beispielkunden bei Senkung der Netzerlose
[Eigene Darstellung]

Derselbe Zusammenhang gilt fir die Verteilnetzbetreiber im Gesamtsystem. Reduziert ein Verteilnetz-
betreiber innerhalb seines Versorgungsgebietes den Leistungsbezug aus der vorgelagerten Netzebene
(NE 4), ist das lediglich bis zu einer bestimmten Grenze vorteilhaft. Reduzieren auch die anderen Ver-
teilnetzbetreiber ihren Leistungsbezug aus der Netzebene 4, sinken fiir alle die Einsparpotenziale, weil
sich auch hier das Tarifsystem andert und dadurch die vorhandenen Netzkosten kompensiert werden
mussen.
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4.5 Sensitivitatsanalyse ausgewahlter Parameter

Im weiteren Fortgang werden ausgewahlte Parameter auf ihre Sensitivitat gegenliber verschiedenen Ver-
anderungen untersucht. Zunachst wird der Zinssatz, der im Rahmen der Kapitalwertmethode zur Be-
wertung der Wirtschaftlichkeit eingesetzt wird, als Einflussfaktor analysiert. Die Berechnung der maxi-
malen Anfangsinvestitionen bezieht sich mit einem angenommenen Zinssatz von 2,5 % auf Haushalts-
kunden als potenzielle Investoren in Lastmanagementsysteme. Nimmt man Geschéftskunden als mog-
liche Investoren an, gilt es, deutlich hdhere Renditeerwartungen zu betrachten. Auch ein Ende der aktu-
ell anhaltenden Niedrigzinsphase wirde zu erhéhten Zinssatzen und damit zu einer Verénderung der
potenziellen Anfangsinvestitionen fiihren.

Um den Einfluss des Zinssatzes auf die maximalen Anfangsinvestitionen auszuwerten, werden die Be-
rechnungen der im Kapitel 4.3 untersuchten Beispielkunden der drei verschiedenen Netzebenen noch-
mals mit Zinssatzen von bis zu 15 % durchgefuhrt. Die einzelnen Ergebnisse flr die in Kapitel 3.5
definierten Beispielkunden sowie die jeweiligen Minima und Maxima sind in Anhang 1 dargestellt.
Der Beispielkunde der Netzebene 5 bezieht eine Jahreshdchstlast von 1.210 kW. Die Jahreshtchstlast
des Beispielkunden der Netzebene 6 belduft sich auf 285 kW und die des Beispielkunden aus der Netz-
ebene 7 auf 110 kW. Bei der Sensitivitatsanalyse wird von einer Lastreduktion um 10 % ausgegangen,
der Kalkulationszeitraum umfasst weiterhin 10 Jahre.
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Abbildung 4-4: Sensitivitatsanalyse: Einfluss des Zinssatzes auf die max. Anfangsinvestition ausgewahlter
Beispielkunden mit mindestens 2.500 jahrlichen Benutzungsstunden
[Eigene Darstellung]

Im ersten Fall handelt es sich um Kunden mit einer j&hrlichen Benutzungsdauer von mindestens 2.500

Stunden, weswegen jeweils die Leistungspreise 2 der Netzebenen aus dem aktuellen Tarifmodell ange-
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setzt werden (NE 5: 77,82 €/kW, NE 6: 83,59 €/kW, NE 7: 79,79 €/kW). Abbildung 4-4 zeigt die Ent-
wicklung der maximalen Anfangsinvestitionen fiir die drei verschiedenen Beispielkunden durch die
Veranderungen des angenommenen Zinssatzes.

Aufgrund des hdchsten Einsparpotenzials im Vergleich zu den nachgelagerten Netzebenen wirkt sich
die Erhohung des Kalkulationszinssatzes in der Netzebene 5 auf den Absolutbetrag am stérksten aus.
Wéhrend bei einem Kalkulationszinssatz von 2,5 % ein Betrag von 82.411 € in ein Lastmanagement-
system investiert werden kann, sinken die maximalen Anfangsinvestitionen bei einer Renditeerwartung
von 15 % auf 47.258 €, was einer Reduzierung von 43 % entspricht. Sinkt der Zinssatz hingegen auf
unter 2,5 %, so steigt die mogliche Anfangsinvestition an. Mit derselben prozentualen Reduktion wirkt
sich die Veranderung des Zinssatzes auf die Kunden der Netzebenen 6 und 7 aus. Wéhrend der Beispiel-
kunde der NE 6 bei einem Zinssatz von 2,5 % 20.850 € investieren kann, stehen ihm bei einer Zinsstei-
gerung auf 15 % noch 11.958 € zur Verfligung. Die maximal moglichen Investitionen des Beispielkun-
den der Netzebene 7 sinken bei denselben Entwicklungen von 7.682 € auf 4.405 €.

Im zweiten Fall werden dieselben Beispielkunden unter den gegebenen Rahmenbedingungen unter-
sucht, jedoch wird davon ausgegangen, dass die jahrliche Benutzungsdauer 2.500 Stunden pro Jahr un-
terschreitet. Aufgrund dessen gilt jeweils der Leistungspreis 1 der unterschiedlichen Netzebenen im
Rahmen des aktuellen Tarifmodells (NE 5: 3,30 €/kW, NE 6: 5,15 €/kW, NE 7: 5,88 €/kW).
Abbildung 4-5 veranschaulicht wiederum die Verénderung der maximalen Anfangsinvestitionen durch
die Steigerung des Kalkulationszinssatzes auf bis zu 15 %.
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Abbildung 4-5: Sensitivitatsanalyse: Einfluss des Zinssatzes auf die max. Anfangsinvestition ausgewahlter
Beispielkunden mit weniger als 2.500 jahrlichen Benutzungsstunden
[Eigene Darstellung]

Wie bereits in den vorangehenden Kapiteln beschrieben, liegt die maximal mdgliche Anfangsinvestition
jeweils deutlich unter dem Niveau der Kundengruppe mit einer héheren jahrlichen Benutzungsdauer
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(mindestens 2.500 h/a). Bei einem Kalkulationszinssatz von 2,5 % kann der Beispielkunde der Netz-
ebene 5 in dieser Kundengruppe maximal 3.492 € in ein Lastmanagementsystem investieren. Bei einer
Steigerung des Zinssatzes auf 15 % ergibt sich eine Senkung des Investitionsbetrags um 43 % auf
2.002 €. Die mdgliche Anfangsinvestition des Beispielkunden NE 6 sinkt von 1.285 € auf 737 €, die des
Beispielkunden NE 7 von 566 € auf 325 €.

Insgesamt lasst sich sagen, dass der Einfluss des Zinssatzes auf die maximal méglichen Anfangsinves-
titionen in allen Netzebenen signifikant ist. Die deutliche Reduktion der mdglichen Anfangsinvestition
kann dazu fihren, dass Lastmanagementmanahmen aufgrund zu hoher Kosten nicht getatigt werden
kénnen. Gerade in der Phase, in der Lastmanagementsysteme und die entsprechenden Komponenten
noch keine hohe Marktdurchdringung erreicht haben, sind die daftir anzusetzenden Kosten erfahrungs-
gemal relativ hoch. Vergleicht man beispielsweise Preise fiir Haushaltsstromspeicher, die aktuell zwi-
schen 361 €/kWh und 1.705 €/kWh liegen (NYKVIST & NILSSON 2015, SETZERMANN 2017, SCHMIDT
et al. 2017) und zum Lastmanagement eingesetzt werden kénnen, mit den zur Verfligung stehenden
maximalen Anfangsinvestitionen, zeigt sich, dass die derzeitigen Marktpreise fur eine Kilowattstunde
Speicherkapazitat teilweise Uber den Einsparpotenzialen der Kunden liegen. Die Berechnung der Ein-
sparpotenziale bezieht sich allerdings ausschlieRlich auf die Netzkosten. Durch Bedarfsverschiebungen
lassen sich maglicherweise auch gunstigere Strombezugskosten und dadurch weitere Einsparpotenziale
auf Seiten der Stromkunden erschlieRen.

Im Folgenden wird der Einfluss des Ausgangspreisniveaus auf das monetére Einsparpotenzial des aus-
gewahlten Kunden der Netzebene 5 mit 950 kW und mindestens 2.500 Benutzungsstunden pro Jahr
begutachtet. Die Lastreduktion des Kunden betragt 10 %, der Kalkulationszinssatz 2,5 % p. a. und der
Betrachtungshorizont weiterhin 10 Jahre. Wahrend sich die Einsparung der Netzebene in Bezug auf die
Netzerlose zwischen 0 % und 20 % bewegt, bleibt die Reduktion des Beispielkunden tber die Betrach-
tung gleich. Abbildung 4-6 zeigt die Verdnderung des monetaren Einsparpotenzials des Beispielkunden
bei unterschiedlicher Reduktion der Gesamtnetzerldse. Die blaue Linie entspricht den Preisen des aktu-
ellen Netztarifmodells, die griine Linie der Erhéhung des Ausgangstarifs um 10 % und die gelbe der
Senkung des Ausgangstarifs um 10 %. Solange die Reduktion der Gesamtnetzerldse 5 % unterschreitet,
bleibt das monetére Einsparpotenzial gleich und steigt bzw. sinkt proportional mit der Erhéhung bzw.
Senkung der Ausgangstarife. Bei Erhdhung der Netztarife, die der Netzbetreiber nach 8§ 5 ARegV bei
einer Abweichung ab 5 % durchfihren darf, sinken die monetéren Einsparpotenziale — allerdings nicht
proportional zu den Ausgangswerten des Beispielkunden (blaue Linie). Je mehr die gesamte Netzebene
einspart, desto geringer fallen die Einsparmdglichkeiten des Beispielkunden aus. Ist der Ausgangswert
des Netztarifs um 10 % hoéher, sinken die Einsparpotenziale weniger stark als beim urspriinglichen Preis.
Bei einer Reduktion der Gesamtnetzerldse um 15 % sind die Einsparpotenziale des Beispielkunden um
13 % hoher als im Fall des aktuellen Netztarifs. Bei einer Reduktion der Gesamtnetzerlése um 20 % ist
das Einsparpotenzial des Beispielkunden um 14 % hdoher als beim aktuellen Tarifansatz. Ist der Aus-
gangswert des Netztarifs 10 % geringer, sinken die Einsparpotenziale starker. Betrachtet man wiederum
den Fall der Gesamtnetzerldseinsparung um 15 %, sind die Einsparpotenziale des Beispielkunden um
14 % geringer als beim urspriinglichen Netztarif. Der Effekt verstérkt sich, je weiter die Gesamtnetzer-
l6se sinken. Bei einer Reduktion um 20 % ist das Einsparpotenzial des Beispielkunden um 17 % gerin-
ger. Wéhrenddessen steigt in jedem Fall der Preis pro Einheit an, was den Anreiz zum Lastmanagement
fiir die einzelnen Kunden erhoht.
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Kunde: NE 5, = 2.500 h, 950 kW Jahreshochstlast
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Abbildung 4-6: Sensitivitatsanalyse: Einfluss des Ausgangsnetztarifs auf das Einsparpotenzial des Bei-
spielkunden bei Senkung der Gesamtnetzerlose
[Eigene Darstellung]

Zusammenfassend l&sst sich sagen, dass ein hoheres Preisniveau des gultigen Tarifmodells zwar den
Effekt der sinkenden Einsparpotenziale aufgrund der Reduktion der Gesamtnetzerlse abschwacht, ho-
here Kosten pro Einheit fir die Kunden jedoch einen hdheren Anreiz zur Reduktion der Jahreshochstlast
bedeuten. Dadurch beschleunigt sich wiederum die Reduktion der Gesamtnetzerldse. Je starker die Ge-
samtnetzerldse sinken, desto deutlicher wird der Unterschied zwischen den Einsparpotenzialen aufgrund
der verschiedenen Preisniveaus.

4.6 Fazit aus der Bewertung der Einsparpotenziale

Das Potenzial fir Kunden durch Lastmanagement Netzentgelte einzusparen, ist unter Berlcksichtigung
der reduzierten Leistung sehr unterschiedlich auf die Kundengruppen verteilt. VVor allem fiir leistungs-
gemessene Endverbraucher mit einer Jahresbenutzungsdauer ab 2.500 Stunden besteht in den Netzebe-
nen 5 bis 7 ein monetéres Einsparpotenzial, das sich durch LastmanagementmaRnahmen realisieren
lasst. Einsparbemihungen nicht leistungsgemessener Kunden, beispielsweise durch Loadshifting, wir-
ken sich voraussichtlich erst mit einer flachendeckenden Einfuhrung von Smart Metern fr alle Letzt-
verbraucher und der damit verbundenen Mdglichkeit der Abrechnung nach bezogener Leistung monetér
aus. Der maximale Investitionsbetrag in ein Lastmanagementsystem ist zum einen abhdngig von der
vom Kunden bezogenen Jahreshéchstlast und der erzielten Leistungsreduktion und zum anderen von
der Reduktion der gesamten Netzerlose des Netzbetreibers, die durch die Gesamtheit der Kunden her-
beigefiihrt wird.

Wie eingangs festgestellt, bietet das schlichte Vorhandensein eines Einsparpotenzials noch keinen An-
reiz, dieses zu realisieren. Aufgrund dessen wird in den folgenden Kapiteln ein Tarifmodell entwickelt,
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das unter der Pramisse der Einfiihrung von Smart Metern fir alle Letztverbraucher Anreize fur die Kun-
den zum Lastmanagement schafft. Verteilnetzbetreiber haben so ihrerseits die Moglichkeit, Kosten fur
den Bezug von Strom aus den vorgelagerten Netzebenen einzusparen und durch die Entwicklung neuer
Geschéaftsmodelle Mehrwerte fur ihre Kunden zu schaffen, wodurch die Kundenbindung gefestigt und
die Kundengewinnung angeregt werden kann.

Ziel der Entwicklung eines Tarifmodells ist neben der kollektiven Reduktion von elektrischer Leistung
(bezogen auf die Last) die verursachergerechte Aufteilung der Netzkosten auf die Letztverbraucher.
Entscheidend flr die Integration erneuerbarer Energien in die Stromnetze ist der Zeitpunkt des Leis-
tungsbezugs. Der Einbau von Stromspeichern durch den Verteilnetzbetreiber in Liegenschaften des Ver-
sorgungsgebiets kann ein Ansatz fiir ein neues Geschaftsmodell sein, wenn dieses die Leistungsspitzen
im Netz reduziert. So lassen sich Leistungsverschiebungen realisieren, ohne dass Kunden ihr Nutzer-
verhalten signifikant d&ndern miissen. Das Einsparpotenzial des Einzelnen nimmt, wie in Kapitel 4.3
erlautert, mit der Einsparung der Gesamtheit der Netzkunden ab.

Publikation:

Gruber, M., Rdder, H., Haber, A., Mayer, W. (2017): Lastmanagement auf Verteilnetzebene: Einspar-
potenzial fir Kunden und Netzbetreiber? Ein Beispiel in Deutschland. 10. Internationale Energiewirt-
schaftstagung (IEWT) an der TU Wien, 15. — 17.02.2017, Wien, Osterreich



5 Entwicklung eines Netztarifmodells 55

5 Entwicklung eines Tarifmodells fiir Verteilnetzbetreiber nach dem
Verursacherprinzip

Die in Kapitel 4 dargelegten Ergebnisse zeigen, dass auf Seiten der Netzkunden durchaus Einsparpo-
tenziale durch den Einsatz von Lastmanagement zu heben sind. Jedoch birgt das aktuelle Tarifmodell
des deutschen Verteilnetzbetreibers keine (effektiven) Anreize, die Lastmanagementpotenziale auszu-
schopfen. Wie einleitend beschrieben, sieht sich die Energiewirtschaft in Deutschland seit einigen Jah-
ren tiefgreifenden Veranderungen gegenuber. Die Treiber hinter den Entwicklungen sind unter anderem
der fortschreitende Klimawandel, der die Lebensgrundlage der zukilnftigen Generationen bedroht, die
Gefahren der Atomkraftnutzung und die noch immer ungeklarte Frage der Endlagerung. Der Ausstieg
aus der Atomenergie und das Ziel der Dekarbonisierung des Energiesektors bewirken die verstarkte
Nutzung erneuerbarer Energien zur Stromerzeugung. Massive Verénderungen im Einspeise- und Last-
verhalten gehen mit dem Anstieg fluktuierender Energieerzeugung einher. Infolgedessen kommt es ver-
mehrt zu einem Ungleichgewicht zwischen Stromangebot und -nachfrage, das es auszugleichen gilt.
MaRnahmen wie Netzerweiterungen missen unternommen werden, um Herausforderungen wie Netz-
tiberlastungen entgegenzuwirken. Héhere Spitzenlasten auf Verteilnetzebene fiihren auRerdem zu héhe-
ren Kosten fur die Nutzung der vorgelagerten Netzebenen. Die dadurch entstehenden Kosten missen
von der Gesamtheit der Netzkunden getragen werden.

Lastmanagement wird grundsétzlich als ein Lésungsansatz zur Integration erneuerbarer Energien in die
Stromnetze angesehen (EID et al. 2016, AUER & HAAS 2016). Die Entwicklung und Einfiihrung der in
Kapitel 3.3 beschriebenen Smart-Energy-Technologien ermdglicht zum einen ein intelligentes Ein-
speise- und zum anderen ein gezieltes Lastmanagement. Um Lastmanagementsysteme zu implementie-
ren und die berechneten Einsparpotenziale heben zu kénnen, bedarf es neuer Geschaftsmodelle. Stadt-
werke als Netzbetreiber und Energieversorger sehen sich derzeit verschiedenen Aufgaben gegeniber,
die die stattfindende Energiewende und die Liberalisierung des Elektrizitatsmarktes mit sich bringen.
Spannungséanderungen und bidirektionale Lastfliisse aufgrund von Kunden, die vom reinen Stromver-
braucher zum Prosumer werden, sind nur zwei solcher Herausforderungen, die es zu bewiltigen gilt.
Die Entwicklung neuer Geschaftsmodelle erméglicht Stadtwerken in diesem Zusammenhang eine brei-
tere Risikostreuung und den Aufbau zuséatzlicher Standbeine. Jedoch ist fiir die Einfihrung von Last-
management-Geschaftsmodellen im selben Schritt die Verdnderung des aktuellen Netztarifmodells er-
forderlich. Wie oben beschrieben beinhaltet das aktuelle Tarifsystem der deutschen Verteilnetzbetreiber
keine (effektiven) Anreize fir Lastmanagementmalinahmen.

Die These der Autorin ist, dass sich Uiber das Verstarken des Verursacherprinzips innerhalb des Netzent-
geltsystems Anreize schaffen lassen, durch Lastmanagementmaflnahmen die Verteilnetze zu entlasten
und so die Integration der erneuerbaren Energien in die Stromnetze zu fordern.

Das Verursacherprinzip (Englisch: Polluter Pays Principle) stammt aus der Umweltékonomie und be-
zieht sich auf die Internalisierung externer Kosten (ENDRES 2011). Die Organisation fir wirtschaftliche
Zusammenarbeit und Entwicklung (OECD) fiihrte das Polluter Pays Principle 1972 als 6konomisches
Prinzip ein. Im Sinne der OECD bedeutet das Verursacherprinzip, dass der Verursacher die Kosten flr
die Pravention der Umweltverschmutzung, die Kontrollkosten, die Kosten fiir administrative Mal3nah-
men und die Kosten im Schadensfall zu tragen hat (ORGANISATION FOR ECONOMIC CO-OPERATION
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AND DEVELOPMENT 1992). Inzwischen findet das Verursacherprinzip Anwendung in verschiedenen
Sektoren, wie etwa im Transportwesen (z. B. London Congestion Charging Scheme) (TONNE et al.
2008), und ist u. a. im Vertrag der Europaischen Union verankert (ORGANISATION FOR ECONOMIC Co-
OPERATION AND DEVELOPMENT 1992).

Im regulierten Strommarkt Deutschlands entstehen externe Kosten beispielsweise, wenn individuelle
Kunden das Stromnetz zu Zeiten nutzen, in denen Stromangebot und -nachfrage nicht einfach ausgegli-
chen werden kdénnen. AusgleichsmaBnahmen oder im schlimmsten Fall sogar Netzerweiterungen wer-
den erforderlich, um die aufgrund dessen ansteigenden Spitzenlasten kompensieren zu kénnen. Derar-
tige Malinahmen fiihren zu zusétzlichen Netzkosten, die die Gesamtheit der Netznutzer tragen muss.
Dieser Effekt ist eine 6konomische und 6kologische Ungerechtigkeit im Sinne der Umweltdkonomie.
Zum einen hat die Gesamtheit der Netznutzer fiir die durch den Netzausbau entstehenden Kosten auf-
zukommen, unabhdngig davon, welche(r) Netznutzer die Spitzenlasten verursacht. Zum anderen impli-
ziert der Ausbau von Stromnetzen zum Teil erhebliche Eingriffe in die Umwelt, die radikale Verande-
rungen im Landschaftsbild und Einschrankungen der Landnutzungsformen nach sich ziehen. Ob ein-
zelne Netznutzer von den Veranderungen betroffen sind oder nicht, ist wiederum unabhéngig von deren
Beitrag zur gestiegenen Spitzenlast.

Aus diesem Grund liegt der Schwerpunkt dieses Kapitels auf der Veranderung des bestehenden, gesetz-
lich vorgegebenen Tarifmodells hin zur verstarkten Verursachergerechtigkeit. Die Entwicklung eines
entsprechenden Tarifmodells nach dem Verursacherprinzip soll die Kunden anreizen, Lastmanagement-
maBnahmen zu ergreifen. Es gilt, die Frage zu beantworten, ob ein derartiges Preismodell zur Integration
erneuerbarer Energien in die Stromnetze beitragen kann. Ebenfalls analysiert wird die Wirtschaftlichkeit
eines speicherbasierten Lastmanagementsystems fir Kunden und Netzbetreiber. Wie in den vorange-
henden Kapiteln stammen die Daten zu Einspeise- und Vertriebsstrukturen sowie zu den Netzkosten
von einem typisch stadtischen Verteilnetzbetreiber, der als Praxispartner fungiert.

5.1 Netztarifmodelle im natiirlichen Monopol

Wie in Kapitel 3.6.3 dargestellt sind die Elektrizitatsnetzbetreiber in ihrem jeweiligen Netzgebiet natiir-
liche Monopolisten. Um zu verhindern, dass die Monopolisten ihre Preise im Sinne der Gewinnmaxi-
mierung bilden und somit Wohlfahrtsverluste fur die Konsumenten und damit Marktversagen auftreten,
besteht im Bereich der Stromnetze staatlicher Regulierungsbedarf. In Deutschland wird die Regulierung
der Stromnetze erst seit der Liberalisierung der Energiemérkte mit dem Inkrafttreten des Energiewirt-
schaftsgesetzes vom Jahr 1998 umgesetzt. Ausgehend von den EU-Elektrizitats- und Erdgasrichtlinien
(96/92/EG und 98/30/EG) gestalteten die Gesetzgeber der einzelnen européischen Lander ihren Ord-
nungsrahmen jeweils selbst aus. Bis zur Novelle des Energiewirtschaftsgesetzes im Jahr 2005 erfolgte
die Entgeltbildung fir Stromnetze in Deutschland nach den Regeln einer Verb&ndevereinbarung der
Stromnetzbetreiber. Durch die Einfihrung der Ex-ante-Regulierung und der auf dem Gesetz (ber die
Elektrizitats- und Gasversorgung (EnWG) vom 7. Juli 2005 basierenden Verordnungen zum Stromnetz-
und Gasnetzentgelt wurden die vorhergehenden Regelungen ersetzt und vom Gesetzgeber festgelegt,
wie die Netztarife gestaltet werden missen. (KNIEPS 2009)
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Der Kostenallokation in Form von Tarifmodellen vorgelagert ist die Festsetzung Kosten, die der jewei-
lige Netzbetreiber von seinen Kunden einfordern darf. Dabei gibt es unterschiedliche Ansétze zur Re-
gulierung, die in dieser Arbeit allerdings nicht im Fokus der Untersuchung stehen. Wie in Kapitel 3.6.3
beschrieben wird in Deutschland seit dem Jahr 2009 die Anreizregulierung von der Bundesnetzagentur
als zustandige Regulierungsbehdrde umgesetzt. Schwerpunkt dieses Kapitels ist die Umsetzung der vor-
gegebenen Erldsobergrenze in Netztarife.

5.1.1 Ansitze zur Ausgestaltung von Netztarifmodellen

Obwohl die Tarifgestaltung bei Stromnetzen ein essentielles Thema in der Energiewirtschaft ist, gibt es
bisher nicht ausreichend wissenschaftliche Untersuchungen in angemessener Tiefe dazu (RENESES et al.
2013, BROWN et al. 2015, RODRIGUEZ ORTEGA et al. 2008). Insbesondere im Bereich der Verteilnetze
ist die Fachliteratur diinn (BROWN et al. 2015). Als eine mdgliche Begriindung daftr fihren RENESES
et al. (2013) die fehlende Transparenz in vielen Landern und Regionen in Bezug auf die Netzentgeltse-
tzung an. Die groRen nationalen Unterschiede bestehen einerseits aufgrund des staatlichen Regulie-
rungsbedarfs. In regulierten Markten geben die jeweils zustandigen Regulierungsbehérden vor, welche
Kosten von den Konsumenten verlangt werden dirfen und wie diese aufgeteilt werden, wobei sich groRe
Unterschiede in den Ausfiihrungen der unterschiedlichen Nationen ergeben (RENESES et al. 2013). An-
dererseits bestehen regionale Unterschiede hinsichtlich geografischer Gegebenheiten, klimatischer Be-
dingungen, Abnehmerstrukturen etc., die ebenfalls bei der Netzentgeltbildung beriicksichtigt werden
mussen und damit zu fehlender Transparenz fiihren (GOMEZz 2013).

Grundsatze, nach denen die Netztarifgestaltung ausgefiihrt werden soll, fasst GOMEZz (2013) folgender-
mafen zusammen: Die regulierten Netzentgelte sollten die Kosten widerspiegeln, die durch das Anbie-
ten des Services entstehen und sicherstellen, dass der Netzbetreiber die gesamten von der Regulierungs-
behdrde anerkannten Kosten zuriickerlangen kann. Dabei fordert ein zufriedenstellendes Tarifsystem
sowohl die optimale kurzfristige Auslastung des Systems als auch das effiziente langfristige Bedienen
der Nachfrage (RENESES et al. 2013).

Regulatorische Prinzipien fur die Netztarifmodellierung

Die bereits in den 1980er Jahren u.a. von BERG & TSCHIRHART (1989) aufgestellten regulatorischen
Prinzipen, die bei der Ausgestaltung von Netztarifen zu beachten sind, werden von RODRIGUEZ ORTEGA
et al. (2008) zusammengefasst und auf die verdnderten Rahmenbedingungen angepasst: Zum einen mis-
sen im Sinne der Nachhaltigkeit die gesamten Kosten der Stromverteilung (ber die Netzentgelte abge-
deckt werden, zum anderen soll durch richtige Signale fir Kunden und Netzbetreiber die 6konomische
Effizienz forciert werden, damit deren Verhalten zur Wohlfahrtsmaximierung beitrdgt. Des Weiteren
darf grundsétzlich keine Ungleichbehandlung der unterschiedlichen Kunden(gruppen) im Tarifmodell
impliziert sein. Jedoch werden die Industriekunden in industrialisierten Staaten haufig von den Haus-
haltskunden quersubventioniert, da diese auf der anderen Seite fir Arbeitsplatze und damit fiir Wohl-
fahrtsgewinne sorgen. Im Sinne der Entflechtung gilt das Prinzip der Addierbarkeit der Preiskomponen-
ten fur die Kunden. Damit gemeint ist, dass die einzelnen Komponenten des Endkundenpreises fiir
Strom (Wettbewerbsanteil, Netzkosten, Steuern) einzeln berechnet und ausgewiesen werden mussen
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und kein integrierter Energiepreis ausgegeben werden darf. Das unterstreicht auch das Prinzip der Trans-
parenz, die insbesondere die VVorhersagbarkeit fur die Kunden wahren soll. Weitere Prinzipien waren
Stabilitat, Konsistenz und Einfachheit. In der Regel werden die genannten Prinzipien bzw. die von der
jeweiligen Regulierungsbehdrde fokussierten in Form der nationalen Gesetzgebung festgeschrieben,
wobei diese nicht unbedingt explizit genannt werden. Der Versuch all diese Prinzipien gleichermalien
bei der Ausgestaltung von Netztarifen zu berticksichtigen, fuihrt zu Zielkonflikten. Insbesondere die Al-
lokation der Netzkosten auf die Kunden(gruppen) bei der Tarifsetzung ist komplex und konfliktbehaftet.
(RODRIGUEZ ORTEGA et al. 2008) Nicht bericksichtigt bleibt das Verursacherprinzip bei der Ausgestal-
tung von Netztarifmodellen.

Mechanismen der Preissetzung

Als einziger Anbieter im nattrlichen Monopol kann der Verteilnetzbetreiber seinen Preis oberhalb der
Grenzkosten setzen, wodurch es zu Ineffizienzen aufgrund der sinkenden Nachfragemenge kommt, was
zu Wonhlfahrtsverlusten fiihrt. Im Gegensatz dazu wirde der Preis in einem vollkommenen Wettbewerb
den Grenzkosten entsprechen. Die Differenz zwischen Monopolpreis und Grenzkosten ist daher der
Ausgangspunkt der Regulierungsanstrengungen. (DEWENTER & HEIMESHOFF 2019)

Grenzkosten- vs. Durchschnittskostenpreise

Zur Behebung der Wohlfahrtsverluste kann die zustdndige Regulierungsbehorde beispielsweise den ge-
nehmigten Preis den Grenzkosten gleichsetzen. Allerdings ist der Anteil der Fixkosten an den Gesamt-
kosten in Netzwirtschaften fiir gewohnlich hoch, was zu fallenden Durchschnittskosten fiihrt. Aufgrund
dessen liegen die Durchschnittskosten in diesem Fall Uber den Grenzkosten. Der Netzbetreiber miisste
bei entsprechenden Regulierungsvorgaben folglich einen Verlust erdulden, wenn der Deckungsbeitrag
gleich Null ist. (DEWENTER & HEIMESHOFF 2019) Abbildung 5-1 stellt den Effekt schematisch dar. Die
Hohe des Verlustes ergibt sich aus der Multiplikation der Absatzmenge mit der Differenz zwischen
Grenz- und Durchschnittskostenpreis.
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Abbildung 5-1:  Zu erwartender Verlust des Monopolisten
[DEWENTER & HEIMESHOFF 2019]
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In der klassischen Wirtschaftstheorie gelten Grenzkosten als die effizientesten Preissignale. Allerdings
fuhrt der Ansatz der Grenzkosten als Entgelt in Netzwirtschaften, die einem natirlichen Monopol ent-
sprechen, wie beschrieben zu einer unvollstandigen Deckung der Kosten des Netzbetreibers. (Ro-
DRIGUEZ ORTEGA et al. 2008) Aufgrund dessen werden statt der First-Best-Losung (Ansatz der Grenz-
kosten unter vollkommenen Bedingungen) im natiirlichen Monopol sog. Second-Best-Ldsungen ange-
wendet. Bei Netzbetreibern mit lediglich einem Produkt ist die zweitbeste Lésung das Verwenden von
Durchschnittspreisen zur Kostendeckung. (DEWENTER & HEIMESHOFF 2019) Um ausgehend von den
Grenzkosten eine vollstandige Deckung der Kosten zu erreichen, sind Ausgleichszahlungen oder Tarif-
anpassungen notwendig. Je nachdem wie grof3 der ungedeckte Betrag und damit die nétigen Eingriffe
bei der Tarifausgestaltung sind, werden die Preissignale, die von den Grenzkosten ausgehen sollen, je-
doch gestort. (RENESES et al. 2013) Eine Mdglichkeit des Verlustausgleichs wéren staatliche Subven-
tionen (DEWENTER & HEIMESHOFF 2019).

Mehrteilige Tarife als Form der Preisdifferenzierung

Eine weitere Mdglichkeit, die Kostendeckung durch das Tarifmodell zu erreichen, ist die Aufteilung
von Netzentgelten in nicht-lineare oder mehrteilige Tarife. Durch die Einflihrung eines zweiteiligen Ta-
rifs, der einfachsten Form der mehrteiligen Tarife, lassen sich z.B. die Fixkosten des Netzbetreibers als
Grundgebiihr umsetzen, wihrend die Grenzkosten als variable Komponente (€/kWh) Anwendung fin-
den. Damit kann sichergestellt werden, dass die gesamten Kosten des Netzbetreibers durch das Tarif-
modell gedeckt werden. Lassen sich beispielsweise Kundengruppen mit unterschiedlichen Zahlungsbe-
reitschaften unterscheiden, kénnen die Gebiihren starker differenziert werden. (DEWENTER & HEI-
MESHOFF 2019) Voraussetzung fiir eine Preisdifferenzierung und damit fur mehrteilige Tarife ist die
Separierbarkeit der Méarkte sowie die Vermeidung von Arbitrage. Insbesondere im Bereich der Haus-
haltskunden der Stromverteilnetze sind derartige Arbitragemdglichkeiten sehr gering. (KNIEPS 2007)
Insgesamt existiert eine Vielzahl an unterschiedlichen angewandten Methoden zur Preisdifferenzierung
der genehmigten Kosten in ein Tarifmodell. Dabei variieren unter anderem die zu bepreisenden Objekte
der Netzentgeltsetzung in Form von Kundengruppen (Haushalte, Gewerbe, Industrie,...) bzw. in Form
der Netznutzung (Bezug vs. Einspeisung, zeitliche Unterschiede). AuBerdem kdnnen Preisdifferenzie-
rungen in der Tarifstruktur hinsichtlich der Verwendung von Parametern wie die bezogene bzw. einge-
speiste Energiemenge, die Jahreshdchstlast oder die Anzahl der Nutzer bestehen. Auch das Tarifdesign
wird sehr unterschiedlich ausgestaltet. Unterschieden werden u.a. Einheitstarife, Tarifkorridore oder an-
reizbasierte Tarife. (HINZz et al. 2018) Aufgrund der grofRen Anzahl unterschiedlicher Tarifgestaltungen
ist eine Vorstellung aller Mdglichkeiten nicht zielfihrend. In der Literatur finden sich unter anderem
folgende Methoden (LIMA et al. 2009, RENESES et al. 2013, BROWN et al. 2015):

- Pro rata (PR) oder Postage-stamp

- Ramsey

- Proportional sharing (PS)

- Equivalent bilateral exchange (EBE)

- Knotenpunkt

- Zbus.
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Wie in Kapitel 3.6.3 beschrieben bestehen unterschiedliche Formen der staatlichen Regulierung im
Stromnetzbereich. Deutschland hat sich flr die Festsetzung der Erlésobergrenze (Revenue-Cap) ent-
schieden. Vom Regulierer vorgegeben werden also die Héhe der Gesamterldse und der Mechanismus
der Tarifmodellierung. In L&ndern, in denen Price-Cap Regulierungen den Rahmen bilden, werden statt-
dessen die Preisobergrenzen von der Regulierungsbehérde festgelegt. Je nachdem wie grof? die Preis-
setzungsspielrdume sind, besteht fir die regulierten Netzbetreiber mehr oder weniger Spielraum zur
Preisdifferenzierung. (DEWENTER & HEIMESHOFF 2019)

Inverse Elastizitaten

Fur Zwei- oder Mehrproduktmonopolisten kdnnen die sog. Ramsey-Preise zur Tarifausgestaltung ver-
wendet werden, um die Deckungsliicke zwischen Grenz- und Durchschnittskosten zu decken. Ramsey-
Preise verteilen den Differenzbetrag in inverser Proportionalitdt zur Preiselastizitat der Nachfrage. Je
preisunelastischer die Nachfrage der Konsumenten ist, desto héher werden folglich die Preise gesetzt.
(BROWN et al. 2015) Abbildung 5-2 zeigt den Zusammenhang, der die Ramsey-Preise begriindet.
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Abbildung 5-2: Ramsey-Preise: Nettowohlfahrtsverlust in Abhangigkeit der Elastizitat der Nachfrage
[DEWENTER & HEIMESHOFF 2019]

Wie in der Abbildung zu sehen ist sind die Gesamtwohlfahrtsverluste umso gréRer, je preiselastischer

die Nachfrage ist. Wird also nach der Gesamtwohlfahrt maximiert unter der Bedingung, dass die ge-

winne des Monopolisten nicht Null sein durfen, ergibt sich die wohlfahrtsoptimale Preisstruktur nach

der inversen Elastizitit. (DEWENTER & HEIMESHOFF 2019)

Die Auspragung der einzelnen regulatorischen Prinzipien ist in den verschiedenen Tarifansétzen unter-

schiedlich groR. Je nachdem welche Prinzipien fir die Regulierungsbehérde Vorrang haben, werden

andere Ansatze zur Tarifgestaltung gewéhit.

5.1.2 Das aktuelle deutsche Tarifmodell fiir Stromnetzentgelte

Wie beschrieben steht es den Regulierungsbehérden der jeweiligen Lander frei, Methoden zur Erstel-
lung von Tarifmodellen fiir die Netzentgelte festzulegen. Grundlage fur die Bestimmungen zur Strom-
netzentgeltbildung in Deutschland sind die 88 21 und 24 EnWG. § 21 EnWG schreibt die regulatori-
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schen Prinzipien fest, die bei der Netzentgeltsetzung im Fokus stehen: Angemessenheit, Diskriminie-
rungsfreiheit, Transparenz und die Einhaltung der Entflechtungsvorgaben. § 24 EnWG legt fest, dass
die Methoden zur Bestimmung der Netzentgelte in Form einer Rechtsverordnung vorgeschrieben wer-
den. Diese Vorschriften finden sich in der Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV) wieder, wo auch
der Anspruch der Verursachergerechtigkeit an das Tarifmodell zu finden ist.

Wie in Kapitel 3.7.2 beschrieben legt die StromNEV zunéchst fest, wie die Netzkosten zu berechnen
sind. Den Rahmen dafir bilden die Vorgaben der Regulierungsbehérde zur Erlésobergrenze. Das grund-
sétzliche Vorgehen zur Netzentgeltbestimmung lasst sich aufteilen in die Kostenarten-, die Kostenstel-
len- und die Kostentragerrechnung, § 3 StromNEV.

Kostenartenrechnung

Die Vorschriften zur Kostenartenrechnung finden sich in den 88 4 — 11 StromNEV. Ausgangsbasis zur
Ermittlung der Netzkostenarten stellt die Gewinn- und Verlustrechnung des letzten abgeschlossenen
Geschaftsjahres dar, aus der die aufwandsgleichen Kostenpositionen hervorgehen. Ebenfalls angesetzt
werden die kalkulatorischen Abschreibungen, die kalkulatorische Eigenkapitalverzinsung und die kal-
kulatorischen Steuern. Kostenmindernde Erlose und Ertrage werden dagegen abgezogen.

Kostenstellenrechnung

Ausgehend von der Kostenartenrechnung werden die Kosten nach den Vorschriften der 8§ 12 — 14
StromNEV dem Ort der Entstehung zugeordnet. Anlage 2 StromNEV legt die Haupt- und Nebenkos-
tenstellen fest, auf die die Netzkosten aufgeteilt werden. Unterschieden werden die unterschiedlichen
Netze (Mittelspannungsnetz, Niederspannungsnetz, etc.) sowie die Messung, der Messstellenbetrieb
und die Abrechnung als Hauptkostenstellen. Untergeordnet sind jeweils die Leitungen, Anlagen und
Messstellenbetriebe der einzelnen Netzebenen als Nebenkostenstellen. Die Zuordnung der Einzelkosten
erfolgt dabei direkt, die der Gemeinkosten mittels eines Verteilungsschliissels (BNETzA 2015a).

Kostentragerrechnung
Nachdem die Netzkosten den Kostenstellen zugeordnet wurden, werden sie auf die einzelnen Netz- und
Umspannebenen nach den Vorgaben der 88 15 — 21 StromNEV als Kostentréger aufgeteilt. In Deutsch-
land werden Stromnetzentgelte nur fiir die Entnahme der elektrischen Energie erhoben, nicht aber flr
die Stromeinspeisung, 8 15 (1) StromNEV. Grundlage des Systems der Entgeltbildung ist nach §15 (1)
StromNEV ein transaktionsunabhdngiges Punktmodell. Das heif3t, dass sich die Netzentgelte nach der
Anschlussebene des Entnahmepunktes richten und die gewélzten Kosten der vorgelagerten Netzebenen
beinhalten.
Insbesondere folgende Charakteristika enthélt das von der StromNEV vorgegebene Tarifmodell nach
§ 17 StromNEV:
- Die Hohe der Entgelte wird nicht von der rdumlichen Entfernung zwischen dem Ort der Ein-
speisung der elektrischen Energie und dem Ort der Entnahme beeinflusst.
- Als Parameter fiir die Hohe der Netzentgelte gelten die Anschlussnetzebene der Entnahmestelle,
die jeweils vorhandene Messvorrichtung (Registrierende Leistungsmessung oder Standardlast-
profil) und die jeweilige Benutzungsstundenzahl.
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- Die Bestandteile der Netzentgelte sind ein Jahresleistungspreis (€/kW) und ein Arbeitspreis
(Cent/kWh). Bei Entnahmen ohne Leistungsmessungen (nur in der Niederspannung moglich)
wird anstatt eines Jahresleistungspreises ein Grundpreis angesetzt.

Die Ermittlung der Netzentgelte erfolgt in zwei Schritten fiir jede Netzebene top-down. Abbildung 5-3
stellt die VVorgehensweise grafisch dar. Zunachst werden fiir alle Netzebenen die spezifischen Gesamt-
kosten durch die zeitgleiche Jahreshdchstlast der jeweiligen Netzebene dividiert und so die spezifischen
Jahreskosten gebildet, § 16 (1) StromNEV. Die ermittelten spezifischen Jahreskosten werden als Brief-
marke (Englisch: postage stamp) der Netzebene bezeichnet (BNETzZA 2015a). Die Postage-stamp-Me-
thode wird auch von LIMA et al. (2009) als eine Methode zur Netzentgeltbildung beschrieben. Die nicht
der Netzebene zuzuordnenden Kosten werden auf die nachstniedrigere Netzebene gewalzt.

Jahreshochstlast je Ebene

| \/ Netzentgelte
Kosten,/Erlése je Ebene Briefmarke (ct/kwh
(€) (€/kW) oder £/kW)
HS .
| | —
Y
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I
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\ I
I
MS/NS l . -
!
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Gleichzeitigkeitsfaktor
NS o.
™ AP OF
Gewalzte Kosten Kosten der Ebene  m Erlése  ® Briefmarke Arbeitspreis Leistungspreis Grundpreis

Abbildung 5-3: Ermittlung der Netzentgelte im deutschen Tarifsystem
[BNETZA 2015a]

Im zweiten Schritt wird die sog. Briefmarke unter Verwendung der Gleichzeitigkeitsfunktion in vier
Netzentgeltpositionen Uberfiihrt (BNETZA 2015a). Ziel der Gleichzeitigkeitsfunktion ist es, die spezifi-
schen Jahreskosten einer Netzebene auf deren Netznutzer moglichst verursachergerecht aufzuteilen,
8 16 (1) StromNEV. Die Umsetzung der Gleichzeitigkeitsfunktion regelt Anlage 2 StromNEV: Zur
Aufstellung der Gleichzeitigkeitsfunktion werden die individuellen Gleichzeitigkeitsgrade der Einzel-
entnahmen bewertet. Der jeweilige Gleichzeitigkeitsgrad wird ermittelt als Anteil der Hochstlast einer
Einzelentnahme an der Hochstlast des Netzes und stellt die Wahrscheinlichkeit dar, mit der die Einzel-
entnahmen jeweils einen hohen Beitrag zur Jahreshdchstlast der Netz- oder Umspannebene leisten. Der
Gleichzeitigkeitsgrad ist folglich umso geringer, je hoher die Wahrscheinlichkeit ist, dass der Netzkunde
einen geringen Beitrag zur Jahreshdchstlast leistet. Auf diese Weise soll im Tarifmodell beriicksichtigt
werden, dass die unterschiedlichen Netznutzer die vorzuhaltende Netzkapazitat auf unterschiedliche
Weise beeinflussen.

Abbildung 5-4 stellt den linearen Zusammenhang zwischen den Gleichzeitigkeitsgraden und der Benut-
zungsdauer dar, die nach Anlage 2 StromNEV unterstellt wird. Es besteht keine kontinuierliche Vertei-
lung, da in der Regel mehr Netznutzer mit geringeren Benutzungsstunden als Netznutzer mit vielen
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Benutzungsstunden an die Verteilnetze angeschlossen sind. Aufgrund dessen sieht die StromNEV zwei
Gleichzeitigkeitsgeraden — eine fur Entnahmen im Benutzungsdauerbereich zwischen 0 und 2.500 Jah-
resbenutzungsstunden und eine fiir Entnahmen mit mehr als 2.500 Jahresbenutzungsstunden — vor.

Gleichzeitigkeitsgrade
der Einzelentnahmen

Bereich

2500 h

Benutzungsdauer T

Abbildung 5-4: Schematische Darstellung der Gleichzeitigkeitsgrade und -funktionen
[nach MURCHE 2014]
Uber die Gleichzeitigkeitsgrade der Einzelentnahmen werden mit Hilfe eines Naherungsmodells zwei
lineare Gleichzeitigkeitsfunktionen gelegt. Dabei ist das Ziel des Regulierers fur Einfachheit und Trans-
parenz im Tarifmodell zu sorgen (BNETZA 2015a). Die Anlage 2 StromNEV definiert flr die Gleich-
zeitigkeitsfunktion folgende Bedingungen:
,Der Gleichzeitigkeitsgrad bei einer Jahresbenutzungsdauer von null Stunden betrégt maximal
0,2;
- die beiden Geraden, die den Gleichzeitigkeitsgrad beschreiben, schneiden sich in einem Punkt,
der durch die Jahresbenutzungsdauer 2.500 Stunden definiert ist;
- der Gleichzeitigkeitsgrad bei einer Jahresbenutzungsdauer von 8.760 Stunden betrdgt 1.
Der abschnittsweise lineare Zusammenhang zwischen Gleichzeitigkeitsgrad und Jahresbenutzungs-
dauer flir den Benutzungsstundenbereich von 0 bis 2.500 Jahresbenutzungsstunden lasst sich durch For-
mel (5.1) ausdriicken.

yi=hi*x +a; (5.1)

Dabei sind

Y1 die Gleichzeitigkeitsfunktion fir den Benutzungsstundenbereich von 0 bis 2.500 Jahresbenut-
zungsstunden,

a1 der Gleichzeitigkeitsgrad bei einer Jahresbenutzungsdauer von null Stunden,

by die Steigung der Geradengleichung fiir den Benutzungsstundenbereich von 0 bis 2.500 Jahres-
benutzungsstunden,

X die jeweiligen Benutzungsstunden.

Fur den Benutzungsstundenbereich von mehr als 2.500 Jahresbenutzungsstunden gilt folgender Zusam-
menhang:
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Y2=b* X +a (5.2)

Dabei sind

Y2 die Gleichzeitigkeitsfunktion fur den Benutzungsstundenbereich ab 2.500 Jahresbenutzungs-
stunden,

a der Gleichzeitigkeitsgrad bei einer Jahresbenutzungsdauer von null Stunden fiir die Geraden-
gleichung ab 2.500 Jahresbenutzungsstunden,

b, die Steigung der Geradengleichung fur den Benutzungsstundenbereich ab 2.500 Jahresbenut-
zungsstunden,

X die jeweiligen Benutzungsstunden.

Um abschliellend die Jahresleistungspreise fur die einzelnen Netz- und Umspannebenen zu ermitteln,
wird die Briefmarke wie in Formel (5.6) dargestellt mit den jeweiligen Anfangswerten der Geradenglei-
chungen multipliziert, § 17 (4) StromNEV.

LP, = an* Briefmarke (5.3)
Dabei sind

LP der Jahresleistungspreis,

a der Gleichzeitigkeitsgrad bei einer Jahresbenutzungsdauer von null Stunden,
Briefmarke die spezifischen Jahreskosten der jeweiligen Netz- oder Umspannebene,

n der Benutzungsdauerbereich (< 2.500 bzw. > 2.500 Jahresbenutzungsstunden).

Zur Ermittlung der jeweiligen Arbeitspreise fir die einzelnen Netz- und Umspannebenen wird nach § 16
(5) StromNEV die Briefmarke mit der Steigung der jeweiligen Geradengleichung (b: bzw. bz) multipli-
ziert und in Cent umgerechnet.

So entsteht fur jede Netz- bzw. Umspannebene ein Tarifmodell bestehend aus einem Jahresleistungs-
preis flr Netzkunden mit Jahresbenutzungsdauern zwischen 0 und 2.500 Stunden und einem Jahresleis-
tungspreis (€/kW) fiir Netzkunden mit Jahresbenutzungsdauern ab 2.500 Stunden sowie jeweils einem
Arbeitspreis (Cent/kWh) fur die unterschiedlichen Benutzungsstundenbereiche.

Zwar greift die deutsche Netzentgeltsystematik die Verursachergerechtigkeit als Zielsetzung auf, jedoch
erfolgt die Umsetzung lber angenommene Wahrscheinlichkeiten, die mit Unsicherheiten behaftet sind,
und ein N&herungsmodell. Das Verursacherprinzip kommt dabei nur zu einem gewissen Grad zum An-
satz, der tatsdchliche Beitrag der einzelnen Netzkunden zur zeitglichen Jahreshdchstlast wird nicht er-
mittelt. Aufgrund dessen kann das dahinter stehende Polluter Pays Principle seine Wirkung hinsichtlich
der Forcierung von Lastmanagement wie in Kapitel 4 beschrieben nicht entfalten.

5.1.3 Zeitabhingige Preisdifferenzierung als Ansatz zur Stirkung des Verursa-
cherprinzips bei Netztarifen

Es gibt bereits Ansétze, Energie- und Netzkosten im Sinne des Verursacherprinzips gerechter auf die

Netzkunden aufzuteilen (z. B. RODRIGUEZ ORTEGA et al. 2008, PICCIARIELLO et al. 2015). Besonders

Time-of-Use (ToU), Critical-Peak (CPP) und Real-Time (RTP) Pricing sind aufgrund der Entwicklung

von Smart Meter in den Fokus gertickt (NELSON & ORTON 2013, EID et al. 2016, U.S. DEPARTMENT OF
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ENERGY 2006). Bei diesen Tarifmodellen variiert der Preis jeweils in Abhdngigkeit von der Tageszeit.
ToU-Tarifmodelle bieten geringere Preise in Zeiten niedrigerer Nachfrage, wahrend zu Spitzenlastzei-
ten hoéhere Preise angesetzt werden. Nelson & Orton zeigen, dass die ausschlieliche Verwendung der
(Tages-)Zeit als preisbestimmende Determinante die Energie- bzw. Netzkosten nicht gerechter allokie-
ren kann (NELSON & ORTON 2013). Zwar erreichen ToU-Tarife in Verbindung mit Smart-Meter-An-
wendungen Spitzenlastreduktionen (FARUQUI et al. 2010a, FARUQUI et al. 2010b), jedoch implizieren
diese Modelle eine gegenseitige Quersubventionierung der unterschiedlichen Kunden, was eine gerechte
Kostenverteilung nicht zuldsst. Die Energiekosten pro Einheit steigen, je weniger die vorhandenen Ka-
pazitaten ausgelastet sind. Folglich verursacht ein Kunde mit einer hohen Leistungsnachfrage und einer
hohen Auslastungsrate geringere Netzkosten pro Einheit als ein Kunde mit derselben Kapazitatsnach-
frage und einer geringeren Auslastungsrate. Typischerweise ist die industrielle Energienachfrage ver-
gleichsweise vorhersehbar, wohingegen die Nachfrageprofile relativ flach sind.

Im Gegensatz dazu weisen Gewerbe- und Haushaltskunden eine signifikant héhere Nachfragevariabili-
tat aufgrund von elektrisch betriebenen Heizgerdaten und Anwendungen wie Waschetrocknern oder
Spulmaschinen auf, die lediglich wahrend sehr kurzer Zeitabschnitte innerhalb des Jahres bzw. Tages
eingesetzt werden. Time-of-Use-Preismodelle belasten den Verursacher der htheren Netzkosten pro
Einheit nicht starker als alle anderen Netznutzer. Nelson & Orton argumentieren, dass die hohen Kosten
pro Einheit ein Resultat der aufgrund niedriger Auslastungszeiten tiberschiissig aufgebauten Kapazitéten
sind. Threr Meinung nach kann eine effiziente Allokation der Kosten nur erreicht werden, wenn die
Kosten der Endkunden mit deren Konsumverhalten in Verbindung gebracht werden (NELSON & ORTON
2013).

Die beschriebenen Ergebnisse mussen folglich bei der Entwicklung des neuen Netztarifmodells bertick-
sichtigt werden, um das Ziel einer verursachergerechten Kostenallokation erreichen zu kdnnen. Weder
das aktuelle Tarifmodell noch ein reines ToU-Preismodell teilen die Netzkosten auf die tatsdchlichen
Verursacher auf. Die Nachfragevariabilitat ist der determinierende Faktor bei der Kostenallokation nicht
voll ausgelasteter Kapazitaten auf die Kunden, die die steigenden Kapazitaten verursachen. Um die zeit-
liche Nachfragevariabilitat zu senken, werden Stromspeicher als Lésungsansatz fur das zu entwickelnde
Tarifmodell angesehen. Die Verwendung von Speichern entkoppelt zu einem gewissen Grad die Zeiten
der Nachfrage von den Zeiten des Angebots und erlaubt dadurch die Allokation der Netzkosten auf den
jeweiligen Verursacher.

5.2 Weiterentwicklung des aktuellen deutschen Tarifmodells nach dem
Verursacherprinzip

Ausgangssituation

Der Strommarkt besteht grundsatzlich aus drei Typen von Marktteilnehmern, die vereinfacht folgender-
mafen unterschieden werden kénnen: die Energieerzeuger auf der einen Seite, die Verbraucher auf der
anderen Seite und die Netzinfrastruktur als Gbertragender Part dazwischen. Mit Photovoltaikanlagen
kénnen Stromverbraucher beispielsweise selbst Strom produzieren und ins Netz einspeisen, weswegen
Mischformen der Marktteilnehmer existieren. Abbildung 5-5 zeigt einen vereinfachten Uberblick tiber
die verschiedenen Teile des Strommarktes.
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Abbildung 5-5: Schematischer Uberblick iiber die Teilnehmer des Strommarktes
[Eigene Darstellung]

Wie in den vorhergehenden Kapiteln beschrieben ist das Hauptziel des neu zu entwickelnden Tarif-
modells die verursachergerechte Aufteilung der Netzkosten und die dadurch resultierende Reduktion
der Jahreshdchstlasten. Bei der Entwicklung des Netztarifmodells kann das Verteilnetz nicht als isolier-
tes Element des Strommarktes betrachtet werden. Je hoher die Auslastungsrate der Netzinfrastruktur ist,
desto geringer sind die Kosten pro Einheit. Folglich sollten Fluktuationen im Lastlevel und hohe Spit-
zenlasten vermieden werden, um die Netzkosten gering zu halten. Abbildung 5-6 (a) veranschaulicht
den Lastverlauf mit der Jahreshdchstlast des Jahres 2014 in der Niederspannungsebene des Praxispart-
ners.

Um die maximal nachgefragte Leistung bedienen zu kdnnen, muss das Stromnetz entsprechend ausge-
staltet sein. Je geringer die Auslastungsrate des Netzes ist, desto hoher sind die Kosten pro Einheit.
Abbildung 5-6 (b) zeigt die Minimallast entsprechend derer das Netz designt werden kdnnte, wenn die
maximal mogliche jahrliche Benutzungsdauer von 8.760 Stunden bei gleichbleibender Strommenge er-
reicht werden wiirde. Was hier als die extremste Auslastungsrate dargestellt ist, wirde die geringstmog-
lichen Netzkosten pro Einheit bedeuten. Abbildung 5-6 (b) stellt die Differenz zwischen der Lastspitze
und der Minimallast (MinLoad) dar, die dem Einsparpotenzial an Netzinfrastruktur entspricht, das durch
die maximale Auslastung erreicht werden konnte. Im Gegensatz zur Situation bei den Infrastrukturkos-
ten sind die Stromerzeugungskosten (ausgedriickt als EPEX Spotpreis) dann am ginstigsten, wenn fluk-
tuierende Energiequellen wie Sonne und Wind genutzt werden. Aufgrund der Verwendung der Grenz-
kosten zur Bestimmung des Market-Clearingpreises haben die erneuerbaren Energien einen preisredu-
zierenden Effekt, weil deren Grenzkosten als Null angesehen werden. Der angesprochene Mechanismus
nennt sich Merit-Order-Effekt (SENSFUR et al. 2008). Jedoch fiihrt die Stromproduktion aus erneuerba-
ren Energien zu einem fluktuierenden und schwer zu prognostizierenden Einspeiseverhalten. Ist das Ziel
des Tarifmodells die Reduktion der Netzkosten innerhalb des gegebenen Systems, wird es folglich zu
einem Zielkonflikt kommen, der im weiteren Verlauf bedacht werden muss.
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LJsungsansatz
Ein Weg, um die Kombination aus niedrigen Netzkosten pro Einheit und geringen Stromkosten zu er-

mdglichen, ist die Installation von Stromspeichern sowohl auf der Erzeuger- als auch auf der Verbrau-
cherseite. Durch den Betrieb von Speichern auf der Erzeugerseite kann der aus erneuerbaren Energien
erzeugte Strom entweder in das Netz oder in den Speicher eingespeist werden, unabhéngig vom aktuel-
len Verbrauch. Durch die Speicher auf der Verbraucherseite kann die bendtigte Leistung entsprechend
der aktuellen Nachfrage ausgeglichen werden, wodurch die Netzkosten auf einem geringeren Level ge-
halten werden.
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Abbildung 5-7: Schematische Abbildung des speicherbasierten Systems und des Untersuchungsrahmens
[Eigene Darstellung]

Kapitel 5 analysiert im ersten Schritt das Preismodell, das die Netzkosten betrifft. Als Lastmanagement-
maBnahme wird die Installation von Speichern auf der Verbraucherseite angenommen. Abbildung 5-7
stellt den speicherbasierten Losungsansatz und den Untersuchungsrahmen des Tarifmodells dar, das sich
MinLoad-Tarifmodell nennt.

Bevor die jeweiligen Netztarife in Kraft treten, missen die Netzbetreiber in Deutschland ihr entspre-
chendes Preisblatt verdffentlichen. Grundlage fir die Berechnung der Netzkosten ist die jeweilige Ge-
winn- und Verlustrechnung des letzten abgeschlossenen Geschéftsjahres, § 4 Abs. 2 StromNEV. Das
deutsche Anreizregulierungssystem sieht vor, dass die Bundesnetzagentur die von den Netzbetreibern
angesetzten Netzkosten pruft und nach Genehmigung eine Erlésobergrenze fiir die jeweilige Regulie-
rungsperiode festsetzt, § 6 ARegV. Zu Beginn des Forschungsprojekts war 2014 das letzte abgeschlos-
sene Geschéftsjahr, weswegen die Gewinn- und Verlustrechnung aus demselben Jahr als Basis fur das
MinLoad-Tarifmodell verwendet wird. Im Gegensatz zum aktuellen Tarifmodell besteht das MinLoad-
Modell lediglich aus einer Tarifkomponente. Anstatt der aktuellen Unterscheidung in Grundpreis, Leis-
tungspreis und Arbeitspreis decken zwei verschiedene Leistungspreistypen die Gesamtkosten im Min-
Load-Tarifmodell ab. Um das Ziel einer héheren Infrastrukturauslastungsrate zu erreichen, beinhaltet
das neue Tarifmodell einen Basisleistungspreis, der die minimalen Netzkosten pro Einheit repréasentiert.
Fur die Berechnung des jeweiligen Basisleistungspreises (B-LP) der verschiedenen Netzebenen (NEy)
gilt folgender Zusammenhang:
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B-LPnex [€/kW] = Netzkostennex [€] / MinLoadnex [KW] (5.4)

Wie in Formel (5.4) dargestellt werden die Netzkosten durch die minimal mdgliche Last (MinLoad)
geteilt, um den Basisleistungspreis zu berechnen. Die MinLoad wird bestimmt durch die Division der
gesamten nachgefragten Energiemenge (in kWh) der jeweiligen Netzebene durch die maximale jahrli-
che Benutzungsdauer von 8.760 Stunden. Das Ergebnis ist die kleinstmdgliche erforderliche Auslegung
des Stromnetzes, um die aktuelle Strommenge anbieten zu kdnnen, gesetzt dem Fall, dass die Auslas-
tungsrate maximiert werden kann. Der beschriebene Zusammenhang ist in Formel (5.5) visualisiert:

MinLoadnex [kW] = Gesamtstrommengenex [KWh] / 8.760 [h] (5.5)

Tabelle 5.1: Kalkulation der jeweiligen MinLoad fir die verschiedenen Netzebenen
[Eigene Darstellung]

Kalkulation der jeweiligen MinLoad

Strommenge gesamt  Max. Stunden pro Jahr MinLoad
Netzebene
(A) (B) (A/B =C)
NE 5 165.523.059 kWh 8.760 h 18.895 kW
NE 6 23.911.269 kWh 8.760 h 2.730 kW
NE 7 60.994.143 kWh 8.760 h 6.963 kW
> 250.428.471 kWh 8.760 h 28.588 kW

Tabelle 5.1 zeigt die jeweils abgerufene gesamte Strommenge des Jahres 2014 der verschiedenen Netz-
ebenen und die daraus resultierende MinLoad. Um die jeweiligen Netzkosten der unterschiedlichen
Netzebenen zu berechnen, missen zundchst die Komponenten der Erlésobergrenze gefiltert werden.
Kosten fir Messung, Abrechnung und Messstellenbetrieb werden separat erhoben und missen von den
zu verteilenden Netzkosten abgezogen werden.

8 19 StromNEV sieht verglnstigte Netztarife fur Verbraucher mit mehr als 7.000 Benutzungsstunden
pro Jahr vor. Fir die Berechnung des MinLoad-Tarifmodells werden die tatséchlichen Netzkosten an-
stelle des reduzierten Preises angesetzt. Als nachster Schritt werden die Kosten entsprechend der verur-
sachenden Netzebenen aufgeteilt. Die Allokation der Gesamtkosten auf die einzelnen Netzebenen wird
aus den Daten des Praxispartners tbernommen. Der letzte Schritt ist das Subtrahieren der Kosten aus
den vorgelagerten Netzebenen, die das von den Netzebenen 5, 6 und 7 verursachte Lastminimum tber-
steigen, von den jeweiligen Netzkosten. Wie in Abbildung 5-6 dargestellt sind das die Kosten, die durch
die Reduktion der Lastspitze bis zum Lastminimum eingespart werden kdnnen. Der Betreiber der vor-
gelagerten Netzebene (NE 4) erhebt analog zum aktuellen Verteilnetz-Preismodell ebenfalls einen Leis-
tungspreis. Die Gesamtleistungskosten sind definiert als das Produkt aus Jahreshéchstlast und Leis-
tungspreis pro KW. Die Netzkosten, die der Verteilnetzbetreiber (und dadurch seine Kunden) an den
Versorgungsnetzbetreiber zahlen, sind somit umso geringer, je niedriger die Lastspitze ausfallt. Um die
Kosten der vorgelagerten Netzebene auf die jeweils verursachenden Netzebenen aufzuteilen, wird der
Anteil des jeweiligen Beitrags zur Spitzenlast berechnet. Im Jahr 2014 wurde die Jahreshdchstlast von
40.000 kW am 23. Oktober um 12:00 Uhr abgerufen. Zu dieser Zeit trug die Netzebene 5 mit einem
Anteil von 63 % am meisten zur Netzspitze bei. Netzebene 6 verursachte 12 % der Jahreshdchstlast;
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25 % trug die Netzebene 7 bei. Entsprechend den Anteilen an der Jahreshdchstlast werden die Kosten
der vorgelagerten Netzebene aufgeteilt.

Netzkostennex [€] = Gesamtnetzkostennex [€] — Kosten der vorgelagerten Netzebenenex [€]  (5.6)

Tabelle 5.2 zeigt die Kalkulation des Kostenansatzes flir das MinLoad-Tarifmodell, die in Formel (5.6)
definiert ist.

Tabelle 5.2: Kalkulation des Netzkostenansatzes flir das MinLoad-Tarifmodell
[Eigene Darstellung]

Ausgangsbasis der Netzkosten fir das Tarifmodell

Leistungsanteil der Kosten Kostenansatz fur

Netzebene Gesamtkosten der vorgelagerten Netzebene das Tarifmodell
® (B) (A-B=0C)
NE 5 3.428.800 € 717.500 € 2.711.300 €
NE 6 646.600 € 223.700 € 422.900 €
NE 7 2.775.700 € 326.300 € 2.449.400 €
> 6.851.100 € 1.267.500 € 5.583.600 €

Es ist kein realistisches Szenario, dass jeder einzelne Verbraucher zu jeder Zeit lediglich sein jeweiliges
Lastminimum beziehen wird. Aufgrund dessen wird im MinLoad-Tarifmodell ein Straf-Leistungspreis
(S-LP) eingefiihrt, um die Kunden anzureizen, ihr Lastniveau auf einem geringen Level zu halten, und
um sicherzustellen, dass die gesamten Netzkosten durch das Tarifmodell abgedeckt werden. Der Straf-
Leistungspreis ist definiert als der Leistungspreis der vorgelagerten Netzebene. Nach Abschluss jeden
Jahres wird der Zeitpunkt der Jahreshdchstlast evaluiert. Diejenigen Verbraucher, die zum Zeitpunkt der
Jahreshdchstlast mehr als ihre MinLoad beziehen, tragen zur Lastspitze bei. Fir die Leistung, die die
MinLoad (bersteigt, missen die jeweiligen Verbraucher den Straf-Leistungspreis zahlen.

5.3 Einsatz eines speicherbasierten Lastmanagementsystems

Das MinLoad-Tarifmodell schafft Anreize, die Spitzenlasten zu reduzieren. Im Weiteren wird ange-
nommen, dass die Lastmanagementziele durch den Einsatz eines speicherbasierten Systems erreicht
werden. Haushaltskunden, definiert als die Kunden der Netzebene 7, sind der Untersuchungsgegenstand
des 5. Kapitels. Das Ziel des Preissystems ist es, die Netzkosten pro Einheit durch die Steigerung der
Auslastungsrate der Netzinfrastruktur zu reduzieren. Im Vergleich zu den héheren Netzebenen besteht
in Netzebene 7 die niedrigste Auslastungsrate mit durchschnittlich etwa 40 % (NELSON & ORTON 2013).
Der Grund fiir die unterschiedlichen Auslastungen sind die spezifischen Kundengruppen, die an die
verschiedenen Netzebenen angeschlossen sind. Anschlussnehmer der Netzebene 7 sind hauptsachlich
Haushalts- und kleinere Gewerbekunden, wohingegen die Kunden der Netzebenen 5 und 6 ausschliel3-
lich gewerblicher und industrieller Natur sind. Insbesondere die Industriekunden haben eine relativ kon-
tinuierliche Nachfrage aufgrund ihrer Produktionsanlagen, die oftmals im Schichtbetrieb und deshalb
fast durchgehend laufen. Kommerzielle Netznutzer erreichen deshalb Auslastungsraten zwischen 65 %
und 70 % (NELSON & ORTON 2013).
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Dahingegen variiert die Nachfragekurve von Privatkunden signifikant Gber den Verlauf des Tages und
aufgrund von Heiz- bzw. Kiihlgeraten uber den Verlauf des Jahres. Das hohe Einsparpotenzial im Be-
reich der Haushaltskunden einerseits und andererseits die Mdglichkeit, Giber die installierten Stromspei-
cher verhaltenssteuernde Informationen an die Verbraucher zu liefern, sind die Grlinde fiir die Auswahl
der Haushaltskunden als Untersuchungsgegenstand. Ist der Stromspeicher ausreichend geladen, wird fir
die vom Kunden bezogene Leistung der jeweilige Basis-Leistungspreis vom Verteilnetzbetreiber abge-
rechnet. Ruft der Verbraucher Leistung ab, obwohl der Speicher leer ist, besteht die Mdglichkeit, dass
er den Straf-Leistungspreis zahlen muss, sollte die Jahreshdchstlast des Gesamtverteilnetzes zur selben
Zeit auftreten.

Da wie beschrieben die Effekte der Veradnderungen des Lastverhaltens auf Netzebene 7 untersucht wer-
den sollen, besteht die Annahme, dass es in den Lastverlaufen der Netzebenen 5 und 6 zu keinen Ande-
rungen kommt. Die Lastspitze des kombinierten Lastprofils der Netzebenen 5 und 6 wird als maximales
Lastniveau festgesetzt. Im nachsten Schritt wird das kombinierte Lastprofil mit dem Lastprofil der Netz-
ebene 7 aufgeflllt. Der restliche Lastverlauf (lber dem festgesetzten Maximum) muss Uber die Strom-
speicher abgedeckt werden. Abbildung 5-8 zeigt die Residuallast (rot) der Netzebene 7 auf Basis der
Daten des Praxispartners. Die blaue Kurve stellt den Lastverlauf der Netzebenen 5 und 6 dar mit einer
Maximallast von 30.500 kW.

50.000 kw
45.000 kW

40.000 kW

|
TR REDRR B L

““w"\“ I“ h‘ ! ‘p,‘ il bl o ‘\,‘ ! |H ! | ‘ “ h ” ‘” | ‘\ I ‘ w \||‘ “h ”l | ‘m H ‘l‘ R
| TR Wil HRAR AL i
iRl | |

20.000 kW

Lastin kW

15.000 kW

10.000 kW

M | ostverlauf NE 5 + 6 Residuallast NE 7

00 kW

M > > M = B L b D > X
N N Q\ Q\ Q\ N N N N Q\

Zeitverlauf des Jahres

Abbildung 5-8: Darstellung der Residuallast aus Netzebene 7, die das Speichersystem abdecken muss
[Eigene Darstellung]

Den in das kombinierte Lastprofil eingefillten Teil des Lastgangs aus Netzebene 7 reprasentiert die
grune Linie. Der Unterschied zwischen dem erhdhten Strombedarf unter der Woche im Vergleich zu
einem geringeren Bezug an den Wochenenden in den Netzebenen 5 und 6 wird aus der Grafik ebenfalls
ersichtlich.
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Im letzten Schritt wird die freie Kapazitat unterhalb der festgelegten Maximallast durch die Subtraktion
der nachgefragten Last und der Spitzenlast von 30.500 kW fiir jede Viertelstunde des Jahres berechnet.
Auf dieser Basis kann ber eine Iteration die erforderliche Speicherkapazitét kalkuliert werden, die be-
notigt wird, um die gesamte Residuallast wahrend eines Jahres abzudecken. Um zu ergriinden, ob Strom-
speicher fiir Privatkunden ein addquater Ldsungsansatz fir die Etablierung eines Lastmanagementsys-
tems und damit flr die Reduktion von Lastspitzen sind, ist eine wirtschaftliche Bewertung des Ansatzes
noétig. Die maximalen jahrlichen Auszahlungen pro Einheit Speicherkapazitat werden, wie in Formel
(5.7) dargestellt, mithilfe der Division des Einsparpotenzials durch die erforderliche Speicherkapazitat
berechnet.

Max. jahrliche Auszahlungen pro Einheit Speicherkapazitit [€/kWh*a] = (5.7)
= Einsparpotenzial monetér [€/a] / Erforderliche Speicherkapazitat [kWh]

Wie auch in Kapitel 4 wird die Kapitalwertmethode zur Berechnung der maximalen Anfangsinvestition
pro Einheit Speicherkapazitat verwendet. Diese ist in Formel (4.3) aufgefuhrt:

n

Co=-Ag+ % (4.3)
=1

Analog zu Kapitel 4.1 sind:

Co der Kapitalwert zum Kalkulationszeitpunkt [€],

Ao die Anfangsinvestition zum Kalkulationszeitpunkt [€],

E alle Einzahlungen im Rahmen der Investition [€],

A alle Auszahlungen im Rahmen der Investition [€],

i der Kalkulationszinssatz [%],
t das jeweilige Jahr der Betrachtung.

Laut AfA-Liste betragt die gewdhnliche Nutzungsdauer von Batteriespeichern 10 Jahre (BUNDESMINIS-
TERIUM DER FINANZEN 2000), weshalb der Betrachtungshorizont ebenfalls auf 10 Jahre festgesetzt wird.
Aufgrund der aktuellen Niedrigzinsphase und der Haushalte als Investoren wird ein Zinssatz von 2,5 %
p. a. angenommen. Die Anfangsinvestition in ein Speichersystem ist nicht bekannt. Stattdessen wird der
Kapitalwert gleich Null gesetzt und die maximal mdglichen Anfangsinvestitionen berechnet.

5.4 Ergebnisse der Tarifmodellentwicklung

Nachfolgend werden die Ergebnisse der Anwendung des Tarifmodells und des speicherbasierten Last-
managementsystems vorgestellt. Nach der Evaluation der Effekte des Preissystems auf die Kunden des
Verteilnetzbetreibers riicken die Effekte auf das Gesamtsystem in den Fokus der Untersuchung.

5.4.1 Das MinLoad-Tarifmodell

Wendet man die in Abschnitt 5.2 beschriebenen Methoden an, ist das hiernach beschriebene Modell das
Ergebnis der Tarifentwicklung. Wie bereits erwahnt sind die Daten der Gewinn- und Verlustrechnung
des Jahres 2014 die Grundlage der Modellentwicklung. Entsprechend wurden auch die Lastverlaufe aus
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demselben Jahr zur Berechnung der MinLoads verwendet. Im Gegensatz dazu wurde der Straf-Leis-
tungspreis an das aktuelle Niveau angepasst.

Die Kosten der vorgelagerten Netzebene, die der Verteilnetzbetreiber an den Versorgungsnetzbetreiber
(NE 4) zahlen musste, sind 2017 im Vergleich zum Vorjahr um 56 % gestiegen (BAYERNWERK NETZ
GmMBH 2016). Um die Entwicklung korrekt abzubilden, werden 114 €/kW als Straf-Leistungspreis an-
gesetzt anstatt des deutlich geringen Leistungspreises aus 2014.

Tabelle 5.3: Das MinLoad-Tarifmodell
[Eigene Darstellung]

MinLoad-Tarifmodell

Netzebene Jeweilige Jeweilige Basis- o
raf-
Netzkosten MinLoad Leistungspreis ) )
Leistungspreis
(A) (B (A/B = C)
NE 5 2.711.300 € 18.895 kW 143 €/kW 114 €/kW
NE 6 422.900 € 2.730 kW 155 €/kW 114 €/kW
NE 7 2.449.400 € 6.963 kW 352 €/kW 114 €/kW
> 5.583.600 € 28.588 kW 195 €/kW 114 €/kW

Wie in Tabelle 5.3 dargestellt variiert der Basis-Leistungspreis von 143 €/kW fiir Kunden der Netzebene
5 bis zu 352 €/kW fiir Kunden der Netzebene 7. Anschlussnehmer der Netzebene 6 zahlen 155 €/kW
als B-LP. Im Vergleich zum aktuellen Tarifmodell eliminiert das MinLoad-Tarifmodell den Grundpreis
und den Arbeitspreis als Tarifkomponenten. Lediglich die unterschiedlichen Leistungspreise werden als
Netzkosten erhoben. Der signifikant hohere Basis-Leistungspreis auf Netzebene 7 resultiert aus der ge-
ringen MinLoad, die die niedrige Auslastungsrate der Netzebene repréasentiert. Der Anreiz, Lastspitzen
zu reduzieren, ist aufgrund dessen in der Gruppe der Haushaltskunden am hdchsten, was mit der Idee
der Einflhrung des speicherbasierten Lastmanagementsystems auf Netzebene 7 konform geht.

Im Vergleich zum aktuellen Tarifmodell f&llt auRerdem die Unterscheidung in unterschiedliche Benut-
zungsdauern (mehr oder weniger als 2.500 h pro Jahr) weg. Die Intention der Gesetzgeber hinter der
Differenzierung ist ebenfalls die Steigerung der Auslastungsrate, da von Kunden mit mehr als 2.500
Benutzungsstunden ein geringerer Leistungspreis erhoben wird. Der Straf-Leistungspreis im MinLoad-
Tarifmodell verstérkt diesen Effekt, weil die tatsdchlichen Verursacher der Netzspitzen fur die entspre-
chenden Kosten aufkommen missen und ber die Berechnung der jeweiligen MinLoad die Auslastungs-
rate Bericksichtigung findet. Zusétzlich verhindert die verursachergerechte Kostenallokation die gegen-
seitige Subventionierung der verschiedenen Kunden.

Eine weitere Mdglichkeit zum Ausbau des Tarifsystems ist die Einfhrung eines Bonussystems. Im
Rahmen eines bilateralen Vertrages zwischen Verteilnetzbetreiber und Netzkunden mit Lastabschalt-
Potenzialen kann geregelt werden, dass der Verteilnetzbetreiber in Spitzenlastzeiten Lasten des entspre-
chenden Kunden abschalten bzw. zuriickfahren darf. Als Ausgleich und Entgelt fiir die vermiedene
Leistung, die an den vorgelagerten Netzbetreiber hétte gezahlt werden missen, erhélt der Vertrags-
partner eine Bonuszahlung in Hohe des Straf-Leistungspreises pro Kilowatt abgeregelter Leistung. In-
frage kommen beispielsweise Industriebetriebe mit Produktionsanlagen, die kurzfristig mit einer gerin-
geren Leistung gefahren werden kénnen.
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Wie in Abschnitt 5.3 beschrieben wird als Lastmanagementsystem zur Erreichung der Spitzenlastreduk-
tion die Installation von Stromspeichern auf Netzebene 7 festgelegt. Es gilt die Annahme, dass Ande-
rungen im Verbraucherverhalten im Bereich Energieeffizienz vor allem durch technische MaRnahmen
erreicht werden konnen, die keine Komfortverluste nach sich ziehen (POORTINGA et al. 2003). Folglich
wird vorausgesetzt, dass die lastmanagementfahigen elektrischen Haushaltsgeréte (Kihlgeréte, Wasch-
maschinen, Waschetrockner, Spllmaschinen, etc.) mit automatischen Steuerungseinheiten ausgestattet
sind, die sich selbst regeln und bei Bedarf manuell tbersteuert werden kénnen. Der Ladezustand des
Speichers wird als verhaltenssteuernde Information fiir die automatischen Haushaltsgerate und ebenso
fur den Kunden genutzt. Zur Berechnung der erforderlichen Speicherkapazitat wird ein entsprechend
grolRer Stromspeicher zur Abschitzung angenommen. Das festgesetzte Lastmaximum des kombinierten
Lastprofils aus den Netzebenen 5 und 6 betragt 30.500 kW (siehe Kapitel 5.3). Die Spitzenlast der Re-
siduallast aus Netzebene 7 betragt 13.600 kW. Kann die gesamte Spitzenlast vom Speicher abgedeckt
werden und die Gesamtlastspitze entsprechend reduziert werden, sinken die jahrlichen Netzkosten auf
Verteilnetzebene um 1.550.400 € [= 13.600 kW * 114 €/kW (S-LP)]. GeméaR dem Speichermodell wird
eine Kapazitat von 2.970.000 kWh bendtigt, um die gesamte Netzspitze der Residuallast abfahren zu
kénnen. Die Anwendung der Kapitalwertmethode ermdglicht die Berechnung der maximalen Anfangs-
investition in das Speichersystem wie in Formel (4.3) dargestellt:

Ei- A

t=1
Zur Berechnung der Anfangsinvestition wird der Kapitalwert wie folgt gleich Null gesetzt:

n

-\ (E-A)
0~ it
— (1+1)

Mit dem festgelegten Kalkulationszinssatz von 2,5 % p. a. und dem Betrachtungshorizont von 10 Jahren
ergibt sich die anschlieende Berechnung der maximal mdglichen Anfangsinvestition:

Ao = 1.550.400 € * (1,025) + 1.550.400 € * (1,025)2 + 1.550.400 € * (1,025)% + 1.550.400 € *
(1,025)% + 1.550.400 € * (1,025) + 1.550.400 € * (1,025) + 1.550.400 € * (1,025)7 + 1.550.400 €
* (1,025)® + 1.550.400 € * (1,025)° + 1.550.400 € * (1,025)™° = 13.569.200 €

Die Berechnung zeigt, dass aktuell 13.569.200 € in ein Speichersystem investiert werden konnen, um
die Spitzenlastreduktion zu erreichen. Nach Anwendung von Formel (5.7) zeichnen sich folgende ma-
ximal moglichen Speicherkosten pro Einheit ab:

Max. jahrliche Auszahlungen pro Einheit Speicherkapazitéat [€/kWh*a] =
= Einsparpotenzial monetér [€/a] / Erforderliche Speicherkapazitit [kKWh]

Max. jahrliche Auszahlungen pro Einheit Speicherkapazitéat [€/kWh*a] =
=13.569.200 €/ 2.970.000 kWh = 4,57 €/kWh

Es zeigt sich, dass eine maximale Anfangsinvestition von 4,57 €/kWh deutlich zu gering ist im Vergleich
zu den aktuell gultigen, durchschnittlichen Marktpreisen fur Stromspeicher, die zwischen 361 €/kWh
und 1.705 €/kWh liegen (NYKVIST & NILSSON 2015, SETZERMANN 2017, SCHMIDT et al. 2017). Es gilt
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allerdings zu beachten, dass lediglich die eingesparten Netzkosten in der Berechnung der Einsparpoten-
ziale berlcksichtigt wurden, nicht aber reduzierte Stromkosten und mégliche staatliche Férderungen.
Als erstes Ergebnis der Speicheruntersuchung lasst sich festhalten, dass es aufgrund der hohen benétig-
ten Kapazitat extrem teuer ist, die gesamte Netzspitze mit einem Speichersystem abzufahren. Dennoch
sind im Fall des Praxispartners jahrliche Einsparungen von 1.550.400 € an Netzkosten durch eine Re-
duktion der Lastspitze in der Netzebene 7 zu erwarten. Ein kleinerer Speicher kombiniert mit einem
Energieerzeugungssystem (bspw. Notstromaggregat oder Kraft-Warme-Kopplungsanlage) konnte als
Alternative zum reinen Speichermodell dienen. Falls lediglich 80 % der Lastspitze vom Stromspeicher
abgedeckt werden missen, wirde eine Speicherkapazitat von 441.000 kWh ausreichen. Die restlichen
20 % der Netzspitze mussten z. B. durch den Einsatz eines Notstromaggregates abgefahren werden.
Dadurch wiirden die maximalen Anfangsinvestitionen pro Speichereinheit signifikant ansteigen. Jedoch
mussen in diesem Fall die Anfangsinvestitionen fiir das Notstromaggregat mitberticksichtigt werden.
Zusétzliche Einsparungen in Form von Stromkosten sind wie erwahnt nicht Teil der Berechnungen.

5.4.2 Auswirkungen des Tarifmodells auf die individuellen Kunden(-gruppen)

Nachfolgend werden die Auswirkungen des MinLoad-Tarifmodells auf die individuellen Kunden eva-
luiert. Bei der Anwendung des Preismodells kalkuliert der Verteilnetzbetreiber fiir jeden Kunden die
individuelle MinLoad. Auf Basis der Vorjahresabrechnung wird dazu die Gesamtmenge an bezogener
Energie durch die 8.760 mdglichen Stunden eines Jahres dividiert.

Neben den in Kapitel 3.5 definierten lastgemessenen Beispielkunden wird zur Bewertung der Auswir-
kungen des Tarifmodells zusatzlich ein typischer Haushaltskunde ausgewahlt, der die nicht lastgemes-
senen Kunden reprasentiert. Laut dem Monitoringbericht Energie der Bundesnetzagentur betragt der
reprasentative Durchschnittsverbrauch von Haushaltskunden 3.345 kWh (BUNDESNETZAGENTUR FUR
ELEKTRIZITAT, GAS, TELEKOMMUNIKATION, POST UND EISENBAHNEN & BUNDESKARTELLAMT 2019).
Die MinLoad betragt 0,4 kW [= 3.345 kWh / 8.760 h]. Die Jahreshdchstlast wird ermittelt, indem die
Abnahmemenge (3.345 kWh) tiber das HO-Standardlastprofil ausgerollt wird. Sie betragt 0,9 kW. Zur
Berechnung des Einsparpotenzials wird davon ausgegangen, dass der jeweilige Kunde nur seine ent-
sprechende MinLoad bezieht oder dass die Spitzenlast des Kunden nicht mit der Gesamtlastspitze des
Verteilnetzes zusammenfallt und er deshalb keinen Straf-Leistungspreis zahlen muss.

Wird nach dem MinLoad-Tarifmodell abgerechnet, erhebt der Verteilnetzbetreiber von den Verbrau-
chern den Basis-Leistungspreis fir die spezifische MinLoad:

Netzentgelt des Beispielkunden NE 7; [€] = MinLoad [KW] * B-LPnez7 [€/KW] (5.8)
Netzentgelt des Beispielkunden NL 7; = 0,4 kW * 352 €/kW = 141 €

Wird im Vergleich dazu nach dem aktuellen Tarifmodell abgerechnet, hat ein nicht lastgemessener
Kunde der Netzebene 7 einen Grundpreis von 20 € pro Jahr und einen Arbeitspreis von 4,11 Ct/kWh
(vgl. Tabelle 4.1) zu zahlen. Die Netzentgelte des Beispielkunden NE 71 berechnen sich wie folgt:

Netzentgelte des Beispielkunden NE 7; [€] = Strommenge [KWh] * APnez [€/kKWh] + GPnez
=3.345 kWh * 00,0411 €/kWh + 20 € = 157 €

Trégt der Beispielkunde nicht zur Lastspitze des Verteilnetzes bei, betragt das Einsparpotenzial 16 € pro
Jahr bei Anwendung des MinLoad Tarifmodells. Fallt die Jahreshéchstlast des Beispielkunden von
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0,9 KW mit der Gesamtnetzspitze zusammen, erhebt der Verteilnetzbetreiber zusatzlich den Straf-Leis-
tungspreis flr die Last, die seine MinLoad im Moment der Lastspitze Ubersteigt.

Netzentgelt des Beispielkunden NE 7; [€] =

= MinLoad [kW] * B-LPne7 + (Jahreshéchstlast — MinLoad) [kW] * S-LP nez [€/kW] =
=0,4 kW * 352 €/kW + (0,9 kW - 0,4 kW) * 114 € kW =141 €+ 57€ =198 €

(5.9)

Im dem Fall, dass der Kunde voll zur Gesamtlastspitze beitragt, steigen seine Netzentgelte signifikant
auf nunmehr 198 € pro Jahr an, was einer Steigerung von 41 €, bezogen auf das aktuelle Tarifmodell,
gleichkommt. Der mdgliche extreme Entgeltanstieg impliziert einen starken Anreiz, das Lastprofil zu
glatten und dadurch das Beitragen zur Gesamtlastspitze zu vermeiden. Analog zum Vergleich der Netz-
entgelte fur Beispielkunde NE 7, werden die Netzentgelte fur die Beispielkunden der unterschiedlichen
Netzebenen berechnet.

Tabelle 5.4 zeigt die Charakteristika der untersuchten Beispielkunden, die Netzkosten, die sie im aktu-
ellen Tarifmodell zu zahlen haben, und die mdglichen Einsparpotenziale durch die Verwendung des
MinLoad-Tarifmodells. Es stellt sich heraus, dass Kunden mit Jahresbenutzungsdauern tiber 2.500 Stun-
den hohere Einsparpotenziale heben kdnnen als Kunden mit einer geringeren Anzahl an Jahresnutzungs-
stunden. Dieser Effekt rihrt aus dem Ansinnen des MinLoad-Tarifmodells, hdhere Auslastungsraten zu
forcieren. Es verzichtet auf eine feste Differenzierungsgrenze fiir die Jahresbenutzungsdauer und inten-
siviert dadurch den Effekt der htheren Netzentgelte fir Kunden mit geringeren Auslastungsraten durch
den Einsatz individuell berechneter MinLoads.

Tabelle 5.4: Einsparpotenziale der Beispielkunden aufgrund des MinLoad-Tarifmodells im Vergleich
zum aktuellen Tarifmodell
[Eigene Darstellung]
Einsparpotenziale der Beispielkunden
Netz- | Beispiel- Jahrliche Bezogene gahres— MinLoad | Aktuelles MinLoad- Einspar-
ebene | kunde Benutzungs- | Strommenge | hochstiast (kw) Tarifmodell | Tarifmodell otenzial
dauer (KWh) (kw) P
NE 5 NE5, >= 2500 h/a 959.207 kWh| 1.210 kW| 109 kW| 100.109 € 15.712 € 84.397 €
NE5, < 2500 h/a 959.207 kWh| 1.210 kW| 109 kW 38.620 € 15.712 € 22.908 €
NE 6 NEG6, >= 2500 h/a 563.244 kWh 285 kwW| 64 kW 26.921 € 9.962 € 16.959 €
NEG6, < 2500 h/a 563.244 kWh 285 kW| 64 kW 22.251 € 9.962 € 12.290 €
NE 7 NE7, >= 2500 h/a 143.680 kWh 110 kW| 16 kW 9.826 € 5770€ 4.056 €
NE7; < 2500 h/a 143.680 kWh 110 kw| 16 kw 5934 € 5770 € 164 €

Tabelle 5.4 macht auRerdem deutlich, dass Kunden mit derselben MinLoad denselben Basis-Leistungs-
preis zahlen. Der Unterschied zwischen den Netzentgelten entsteht erst, wenn ein individueller Kunde
zur Gesamtlastspitze des Verteilnetzes beitragt. Wie bereits beschrieben teilt das MinLoad-Tarifmodell
die zusatzlichen Netzkosten aufgrund hoherer Lastspitzen auf die verantwortlichen Netzkunden auf. Der
grune Teil der Balken in Abbildung 5-9 veranschaulicht die moglichen niedrigen Netzentgelte, die die-
jenigen Kunden zahlen, die eine Reduktion der Jahreshdchstlast bzw. eine VVerschiebung weg vom Zeit-
punkt der Gesamtlastspitze des Verteilnetzes erreichen. Der orange Balken entspricht dem maximalen
Straf-Leistungspreis, den die Kunden zu leisten haben, falls sie mit ihrer Spitzenlast voll zur Jahres-
hochstlast des Gesamtverteilnetzes beitragen. Der Anreiz, die jeweilige Spitzenlast zu reduzieren, geht
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aus der Abbildung deutlich hervor. Die rote Linie zeigt die Netzentgelte der Beispielkunden im aktuell
gultigen Tarifmodell an.

Zusammengefasst kann als zweites Ergebnis festgehalten werden, dass das MinLoad-Tarifmodell die
Kunden anreizt, Lastspitzen zu senken und den eigenen Lastverlauf zu glétten. Bei der Anwendung des
MinLoad-Tarifmodells kénnen die Netzkunden ihre Netzentgelte direkt senken, wenn sie nicht (voll)
zur Gesamtlastspitze beitragen. Jedoch missen diejenigen Kunden die zusétzlichen Netzkosten tragen,
die sie durch Netzspitzen verursachen — gemal? dem Polluter Pays Principle. Die Nutzung der Strom-
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Abbildung 5-9: Unterschied zwischen Basis- (B-LP) und Straf-Leistungspreis (S-LP) der Beispielkunden
[Eigene Darstellung]

speicher als Lastmanagementinstrument bietet den Vorteil, dass verhaltenssteuernde Informationen di-
rekt an die Nutzer Ubertragen werden konnen, um die Spitzenlastreduktion zu erreichen. Bedenkt man
allerdings die Anfangsinvestition in die Speichertechnologie, die aktuell die Einsparungen aus den Netz-
kosten Ubersteigen, so kénnen alternative Lastmanagementmafinahmen derzeit attraktiver sein. Gewerb-
liche Kunden im Lebensmittelsektor kdnnten beispielsweise in neue Kihltechnologien investieren, in
die Lastmanagement-Applikationen integriert sind (BECKER 2009). Daneben sind gemeinsame Lastma-
nagementmaRnahmen von Industrie und Verteilnetzbetreiber tiberlegenswert, um Einsparpotenziale zu
heben. So kénnten die Industriekunden von sinkenden Netzentgelten und der jeweilige Verteilnetzbe-
treiber von einer steigenden Versorgungssicherheit profitieren. Durch die Einflihrung des MinLoad-
Tarifmodells mit signifikanten Anreizen zur Reduktion der Spitzenlast wird sich im Laufe der Zeit die
effizienteste Lastmanagementtechnologie (oder eine Kombination aus mehreren Technologien) heraus-
kristallisieren.
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5.4.3 Auswirkungen des Tarifmodells auf das Gesamtsystem

Das entwickelte Tarifmodell ermdglicht die Realisierung des berechneten Einsparpotenzials und die
verursachergerechte Allokation der Netzkosten. Auf Seiten des Versorgungsnetzbetreibers (Netzebene
4) entsteht durch die verringerten Einzahlungen an Netzentgelten allerdings ein Defizit in entsprechen-
der Hohe, wenn die Jahreshdchstlast reduziert werden kann. Im Fall, dass die gesamte berechnete Spit-
zenlastreduktion von 13.600 kW (siehe Kapitel 5.3) durch die Verteilnetzkunden erreicht werden kann,
sinken die Einnahmen des Betreibers der Netzebene 4 um 1.550.400 € [= 13 600 kW * 114 €/kW] pro
Jahr. Mit einem Zeitverzug von zwei Jahren ist der Versorgungsnetzbetreiber nach den gesetzlich gul-
tigen Rahmenbedingungen (8 5 ARegV) berechtigt, den Fehlbetrag uUber eine Steigerung der Netzent-
gelte auf die Gesamtheit der Netznutzer aufzuteilen. Obwohl die Gesamtkosten des Versorgungsnetzes
gleich bleiben (5.027.400 €), wird im angefihrten Beispiel die Summe der Jahreshdchstlasten durch die
Lastmanagementmal3nahmen von 44.100 kW auf 30.500 kW gesenkt. Das heif3t, dass die Netzkosten
auf die verbleibende Jahreshdchstlast aufgeteilt werden missen. Der Preis pro Einheit steigt dadurch
von 114 €/kW auf 165 €/kW [=5.027.400 € / 30.500 kW]. Folglich verringern sich einerseits die Ein-
sparpotenziale der einzelnen Kunden, wohingegen auf der anderen Seite die Anreize, die Lastspitzen zu
senken, ansteigen. Im Zeitverlauf fihrt diese Kombination dazu, dass die Einsparpotenziale gegen Null
gehen oder sogar negativ werden — analog zu den Ergebnissen aus Kapitel 4.

Deshalb gilt es als drittes Ergebnis der Untersuchung festzuhalten, dass das Tarifmodell einen zwei-
stufigen Ansatz erfordert. Im ersten Schritt kdnnen die Netzkosten als Steuerungssignal des Lastma-
nagementsystems genutzt werden. Im zweiten Schritt missen die Energieerzeugungskosten in den Fo-
kus rticken, um die erklarten Ziele erreichen zu kénnen.

5.5 Fazit aus der Entwicklung des Netztarifmodells

Insgesamt lassen sich die Vorteile des MinLoad-Tarifmodells folgendermalRen zusammenfassen: Auf-
grund der Steigerung der Auslastungsraten der bereits bestehenden Netzinfrastruktur kann eine Reduk-
tion der Netzkosten pro Einheit gewonnen werden. Auterdem kénnen zukiinftige Preissteigerungen auf
Verteilnetzebene auf einem geringeren Level gehalten werden, indem ein zusatzlicher Netzausbau (zum
Teil) vermieden wird. Aufgrund des derzeit geplanten Netzausbaus im Bereich der Ubertragungsnetze
(BNETZA 2017c) sind steigende Netzentgelte in den entsprechenden Netzebenen zu erwarten. Diese
hoheren Ubertragungsnetzkosten betreffen als Teil des Endverbraucher-Strompreises wiederum die Ge-
samtheit der Netznutzer.

Die Anwendung des MinLoad-Tarifmodells erméglicht es dem Verteilnetzbetreiber, einen Standortvor-
teil durch zumindest geringere Verteilnetzkosten fiir sein jeweiliges VVersorgungsgebiet zu kreieren. Des
Weiteren kann das Ziel der verursachergerechten Aufteilung der Netzkosten nach dem Polluter Pays
Principle erreicht werden. Im MinLoad-Tarifmodell zahlen die Kunden fir die Netzkosten, die sie ver-
ursachen. Allerdings gilt es auch als Ergebnis festzuhalten, dass ein reines speicherbasiertes Lastma-
nagementsystem aktuell nicht ausschlieBlich Uber eingesparte Netzkosten finanziert werden kann. Die
gesamten residualen Netzspitzen abzudecken ist extrem teuer. Eine Kombination aus verschiedenen
LastmanagementmalRnahmen sowohl auf der Verbraucher- als auch auf der Erzeugerseite kann im Mo-
ment ein effizienterer Ansatz sein. Die Einflihrung des drohenden Straf-Leistungspreises fir Spit-
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zenlastverursacher fuhrt dazu, dass das MinLoad-Tarifmodell die Entwicklung von effizienten Lastma-
nagementmalnahmen und -technologien fordert. Wenn das speicherbasierte Lastmanagementsystem
wirtschaftlich vorteilhaft ist, darf die Stromerzeugung flexibler und zunehmend fluktuierender werden.
Dieser Effekt beginstigt die Integration erneuerbarer Energien in die Stromnetze.

Im néchsten Schritt des Forschungsprojekts gilt es, die Energieerzeugerseite zu betrachten. Dabei ist es
erforderlich, die Interdependenzen zwischen dem Netztarifmodell und dem Stromgestehungskostenmo-
dell zu analysieren. In einer weiterfihrenden Studie wird das wirtschaftliche Optimum zwischen Netz-
ausbau und Lastmanagementtechnologien gefunden werden missen. Jedoch ist fur eine derartige Un-
tersuchung eine solide Datenbasis zu Stromspeicherkosten und den entsprechenden technischen Poten-
zialen erforderlich. Dariiber hinaus hat sich gezeigt, dass die in Kapitel 4 ausgearbeiteten Interdepen-
denzen zwischen dem Einsparpotenzial der einzelnen Netznutzer(-gruppen) auf der einen Seite und der
Gesamtheit der Netznutzer innerhalb des Versorgungsgebietes des Verteilnetzbetreibers auf der anderen
Seite analog fur die individuellen Verteilnetzbetreiber und die Gesamtheit der Verteilnetzbetreiber in-
nerhalb eines Versorgungsnetzgebietes gelten. Die Auswirkungen des Tarifmodells auf die vorgelager-
ten Netzwerkebenen zu untersuchen, bietet Potenzial fur weiterfihrende Studien.

AbschlieBend kann gesagt werden, dass die Einfuhrung eines Tarifmodells wie das MinLoad-Preissys-
tem ein intelligentes Stromnetz inklusive Smart -Meter- und Smart-Home-Applikationen erfordert. Fle-
xibilitat ist das Gebot des Tages, wie auch Auer & Haas in ihrem 2016 verdffentlichten Paper argumen-
tieren (AUER & HAAS 2016).

Publikationen:

Gruber, M., Roder, H., Haber, A., Mayer, W. (2017): Lastmanagement auf Verteilnetzebene: Einspar-
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schaftstagung (IEWT) an der TU Wien, 15. — 17.02.2017, Wien, Osterreich

Gruber, M., Behringer, L., Roder, H., Mayer, W. (2017): Load Management at Distribution Grid Level:
A Pricing Model following the ,Polluter Pays Principle‘. 15th IAEE European Conference 2017, 03. -
06.09.2017, Vienna, Austria
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6 Entwicklung eines Stromgestehungskostenmodells zur Spitzenlast-
produktion auf Verteilnetzebene

In den vorangehenden Kapiteln wurden das netzseitige Einsparpotenzial durch Lastmanagementmaf-
nahmen und die Schaffung von Anreizen Uber ein Tarifmodell fir Netzentgelte analysiert. In den Fokus
dieses Kapitels rlickt die Stromerzeugerseite, die im Hinblick auf Einsparpotenziale durch Lastmanage-
ment untersucht wird. Im Vergleich zum Netztarifmodell betrachtet Kapitel 6, wie in Abbildung 6-1
dargestellt, das Zusammenspiel aus Stromnetz und Stromerzeugung.

i Gestehungskostenmodell — Schritt 2 |
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Abbildung 6-1: Zusammenfiihrung der beiden Modellteile Netztarifmodell und Modell der Stromgeste-
hungskosten
[Eigene Darstellung]

Der deutsche Strompreis ist gepragt von Steuern, Umlagen und nicht eingepreisten Kosten. Mit rund
54 % und damit mehr als der Hélfte schlagen die Stromsteuer, die Umsatzsteuer, die EEG-Umlage, der
KWK-Aufschlag, die Offshore-Haftungsumlage und die Umlage nach § 19 Verordnung zu abschaltba-
ren Lasten (AbLaV) zusammen mit der Konzessionsabgabe am Haushaltsstrompreis 2016 zu Buche
(BDEW BUNDESVERBAND DER ENERGIE- UND WASSERWIRTSCHAFT E.V. 2016).

Die genannten Umlagen und Aufschldge dienen zur Finanzierung des Umbaus der deutschen Strom-
erzeugung weg von fossilen, CO-emittierenden Kraftwerksanlagen hin zur Stromproduktion auf Basis
regenerativer Energien. Zusatzlich bestehen Kosten, die nicht im Strompreis enthalten sind, sondern von
der Gesellschaft in Form von staatlichen Ausgaben getragen werden. Dazu z&hlen unter anderem die
Kosten fir den CO»-Ausstol3, der von den fossilen Kraftwerken verursacht wird und dessen Schéden
von der (zukinftigen) Gesellschaft getragen werden mussen. Im Bereich der Atomkraft fallen auRerdem
die Kosten fur die Standortsuche, den Betrieb, die Sanierung und die SchlieBung von Atommdllend-
lagern oder Ausgaben zum Ausgleich der Schaden in der Land- und Forstwirtschaft aufgrund des
Tschernobyl-Unfalls an (FORUM OKOLOGISCH-SOZIALE MARKTWIRTSCHAFT E.V. 2010). Durch diese
unterschiedlichen staatlichen Eingriffe ergibt sich eine Verzerrung auf dem Strommarkt, infolgedessen
Preissignale nicht unmittelbar die Realitdt abbilden und deshalb ihre Wirkung verfehlen.

Der Umbau des deutschen Energieversorgungssystems, weg vom Einsatz fossiler und nuklearer Brenn-
stoffe hin zur Energieerzeugung aus regenerativen Quellen, ist von den Bundesregierungen in Form des
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Atomausstiegs und der Energie- und Klimaschutzziele beschlossen worden. Obwohl die Stromproduk-
tion durch erneuerbare Energien betriebs- und volkswirtschaftlich betrachtet aktuell vermeintlich héhere
Kosten verursacht als konventionelle Kraftwerke, ist deren Einsatz in Deutschland gesellschaftlich ge-
wiinscht. Mit steigenden Brennstoffpreisen und Kostensenkungen im Bereich der erneuerbaren Energien
durch den technologischen Fortschritt und Lernkurveneffekte kann sich die Kostensituation in Zukunft
andern. Korp et al. (2012) beschreiben die in der Abbildung 6-2 dargestellte Entwicklung der Strom-
gestehungskosten auf Basis der Leitstudie 2010 (NITSCH et al. 2010), die das Bundesumweltministerium
in Auftrag gegeben hatte. Laut ihrer Prognose werden die Stromgestehungskosten der erneuerbaren
Energien in den 2030er Jahren unter die der fossilen Stromproduktion fallen, sofern die Kosten fir fos-
sile Brennstoffe im prognostizierten Mittel ansteigen. Je nachdem wie stark die Kostensteigerung aus-
fallt, erreichen die Stromgestehungskosten der regenerativen Quellen friher oder spéter das Niveau der
fossilen Erzeugung. Die Senkung der Einspeisevergutung fir PV-Freiflachenanlagen in Deutschland
von 40 Cent/kWh im Jahr 2005 (FRAUNHOFER ISE 2015) auf 5,66 Cent/kWh im Jahr 2017 (BNETZA
2017a) lasst die Einschétzung zu, dass das Erreichen des Kostenniveaus von fossilen Stromgestehungs-
kosten eher zu erwarten sein kann als in Kopp et al. (2012) angenommen.
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Abbildung 6-2: Entwicklung der Stromgestehungskosten von erneuerbaren und konventionellen
Energien im Zeitverlauf
[KopP et al. 2012]

Ein weiteres Ergebnis der Studie von KopPp et al. (2012) ist, dass sich die erneuerbaren Energien zur
Stromproduktion durch Erlése auf dem grenzkostenbasierten Strommarkt allerdings auch in Zukunft
nicht wirtschaftlich betreiben lassen. Der Grund dafiir liegt zum einen am Riickgang des Borsenpreises
durch den vermehrten Einsatz erneuerbarer Energien mit Grenzkosten nahe Null. Zum anderen kann die
Stromproduktion durch regenerative Energien wie Sonne und Wind nicht gesteuert werden, weshalb
zunehmend auch dann Strom produziert wird, wenn keine Nachfrage herrscht. Das flihrt dazu, dass die
Erlése fir den Uberschussstrom sehr gering, wenn nicht sogar negativ sind. (Korp et al. 2012)

Das Ziel dieses Teilprojekts ist es zu untersuchen, wann und unter welchen Rahmenbedingungen der
Einsatz von erneuerbaren Energien in einem abgegrenzten Versorgungsgebiet zur Spitzenlastproduktion
wirtschaftlicher ist als der Einsatz von fossilen Kraftwerken. Dabei wird davon ausgegangen, dass der
Strombezug aus dem vorgelagerten Netz auf das Minimum beschrénkt wird. Der restliche Bedarf wird
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aus Stromerzeugungsanlagen bzw. Speichern vor Ort gedeckt. Daraus lasst sich fiir lokale Energiever-
sorgungsunternehmen wie Stadtwerke ableiten, wann und ob die Investition in Stromspeichertechnolo-
gien zum Lastmanagement sinnvoll sein kann. Als Annahme fiir das Gesamtsystem gilt, dass keine Um-
lagen erhoben werden. Stattdessen stehen die einzelnen Technologien mit ihren Gestehungskosten ohne
Steuern und Umlagen untereinander im Wettbewerb. Untersuchungsgegenstand ist weiterhin der typi-
sche stadtische Verteilnetzbetreiber in Deutschland, der als Praxispartner fungiert, und dessen Versor-
gungsgebiet.

6.1 Modellaufbau und Ausgangsbasis

Im Folgenden werden die Grundprinzipien des Gestehungskostenmodells erklért und die Datengrund-
lage beschrieben. Das Modell ist zweistufig aufgebaut. Im ersten Schritt wird die Frage gekléart, ob die
fossile Spitzenlastproduktion vor Ort wirtschaftlicher sein kann als der Bezug der gesamten Strom-
menge aus dem vorgelagerten Netz. Im zweiten Schritt wird untersucht, wann und unter welchen Rah-
menbedingungen der Einsatz von erneuerbaren Energien zur Spitzenlasterzeugung wirtschaftlicher ist
als der Einsatz des fossilen Kraftwerks. Sobald die Gestehungskosten dieser Technologien unter die des
fossilen Kraftwerks fallen, wird Erzeugungskapazitéit aufgebaut. Der Einspeisevorrang der erneuerbaren
Energien zu Marktpreisen wird hier weiterhin zugrunde gelegt.

Aufgrund des beschlossenen Atomausstiegs (8 7 Atomgesetz) und der Klimaschutzziele der Bundes-
regierung (BUNDESMINISTERIUM FUR WIRTSCHAFT UND TECHNOLOGIE 2010) ist davon auszugehen,
dass weder Atom- noch Kohlestrom auf Dauer eingesetzt und deshalb nicht zukunftsfahig sind. Statt-
dessen werden im Modell Erdgaskraftwerke als fossile Erzeugungsanlagen sowohl vor Ort als auch im
tibergeordneten Versorgungsgebiet angenommen. Als erneuerbare Energien dienen Onshore-Windener-
gieanlagen und PV-Freiflachenanlagen der Untersuchung. Diese Technologien werden deshalb als Re-
prasentanten der erneuerbaren Energien ausgewahlt, weil vor allem Wind und PV neben der Verstro-
mung von Biomasse maRgebend an der regenerativen Stromproduktion in Deutschland beteiligt sind
(SINN 2017). Der Gesamtanteil der beiden Formen an der Strombereitstellung aus erneuerbaren Ener-
gien betrug 61,9 % im Jahr 2016 (UBA 2017).

Biogene Rohstoffe und Wasserkraft werden im ausgewahlten Versorgungsgebiet aktuell nicht zur
Stromproduktion eingesetzt. Aufgrund dessen finden diese beiden Technologien im Gestehungskosten-
modell nicht direkt Betrachtung. Deren Wirtschaftlichkeit kann aber aus der Berechnung der Geste-
hungskosten der fossilen Stromerzeugung im Modell abgeleitet werden, da beide Technologien zumin-
dest bis zu einem gewissen Grad flexibel regelbar sind und deswegen als Substitute fir fossile Kraft-
werke angesehen werden konnen. Uber die maximal moglichen Anfangsinvestitionen lasst sich ableiten,
wie hoch die Kosten flir Biomasse- oder Wasserkraftwerke bzw. Kraftwarme-Kopplungsanlagen
(KWK-Anlagen) sein durfen. Das Modell ist so aufgebaut, dass das Befullen mit Daten zu anderen
Erzeugungstechnologien nachtréglich ebenfalls moglich ist.

Zur Bewertung der Wirtschaftlichkeit der betrachteten Stromerzeugungstechnologien werden im Mo-
dell die jeweiligen Stromgestehungskosten uber den Betrachtungszeitraum von 2015 bis 2040 vergli-
chen. Die Methode der Stromgestehungskosten wird in Kapitel 6.2 ausfuhrlich erlautert. Der jahrliche
Strombedarf der Netzebenen 5 bis 7 des abgegrenzten Versorgungsgebietes betragt wie in den vorange-
henden Kapiteln ebenfalls insgesamt 250.428 MWHh, die Jahreshdchstlast umfasst 44.089 kW. Weiterhin
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wird davon ausgegangen, dass die bezogene Strommenge aufgrund der Elektrifizierung des Verkehrs-
sektors und der Entwicklung neuer Technologien trotz MalRnahmen zur Energieeinsparung in den kom-
menden Jahren mindestens gleich bleiben wird (FRAUNHOFER IWES 2015). Aufgrund dessen wird der
Bedarfslastgang aus 2014 als Berechnungsgrundlage tber den gesamten Betrachtungszeitraum von
2015 bis 2040 angenommen. Als Ausgangsbasis dient die Annahme, dass zunéchst keine regenerativen
Stromerzeugungsanlagen im Versorgungsgebiet vorhanden sind.
Aus den vorhergehenden Kapiteln kann in Bezug auf die Netzkosten Folgendes allgemeingliltig festge-
halten werden: Je hoher die Auslastungsrate der Netzinfrastruktur ist, desto geringer sind die Kosten pro
Einheit. Folglich sollten Fluktuationen im Lastlevel und hohe Spitzenlasten vermieden werden, um die
Netzkosten gering zu halten. Deshalb wird der Strombezug aus der vorgelagerten Netzebene auf die
MinLoad begrenzt. Ubrig bleibt die Spitzenlast, die vor Ort erzeugt werden soll. Die MinLoad ist die
minimale Last, die bei einer Auslastungsrate von 100 % (8.760 h/a) und der Gesamtstrommenge des
entsprechenden Jahres bendtigt wird (siehe Kapitel 5.2). Im Fall der Netzebenen 5 bis 7 des Praxis-
partners wird die MinLoad, wie in Formel (5.5) beschrieben, berechnet:

MinLoadnes-7 [KW] = Gesamtstrommengenes-z [KWh] / 8.760 [h]

MinLoadnes.7 = 250.428.471 kWh / 8.760 h = 28.588 kW

Als vor Ort zu produzierende Spitzenlast bleibt der in Abbildung 6-3 dargestellte Lastverlauf tbrig.
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Abbildung 6-3: Residuallast, die im Versorgungsgebiet erzeugt wird

[Eigene Darstellung]
Aus den Ergebnissen der beiden Modellstufen lassen sich die maximalen Anfangsinvestitionen fur
Stromspeichertechnologien ableiten. Dabei lautet die zentrale Fragestellung, wie hoch die Speicherge-
stehungskosten sein dirfen, damit die regenerative Erzeugung in Verbindung mit Stromspeichern wirt-
schaftlicher ist als die Stromerzeugung aus dem fossilen Kraftwerk und die Riickspeisung des Uber-
schussstroms in die vorgelagerte Netzebene.
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6.2 Berechnung der Stromgestehungskosten

Zur Bewertung der Wirtschaftlichkeit von Energieerzeugungsanlagen hat sich die Methode der Strom-
bzw. Wérmegestehungskosten etabliert. Im Bereich der Stromerzeugung spricht man auch von Le-
velized Cost of Electricity (LCOE). Bei dieser Methodik werden alle zukiinftigen Kosten dem Barwert
zugeschrieben und als aktueller Preis pro erzeugter Einheit (€/MWh) ausgedriickt. Enthalten sind kapi-
tal-, betriebs- und verbrauchsgebundene Kosten tiber die betrachtete Laufzeit. Dadurch lassen sich Tech-
nologien vergleichen, die beispielsweise unterschiedliche Nutzungsdauern, Wirkungsgrade oder Nenn-
leistungen aufweisen. (IEA/NEA 2015, OBl et al. 2017)

In den ndchsten Absdatzen wird die Berechnungsmethode der Stromgestehungskosten im Allgemeinen
vorgestellt. Die Spezifikationen fiir die einzelnen betrachteten Technologien werden in den Unterkapi-
teln behandelt. Die Berechnung der Stromgestehungskosten erfolgt in Anlehnung an die von der Inter-
national Energy Agency (IEA) und der Nuclear Energy Agency (NEA) angewendete VVorgehensweise.
Die Methodik der IEA/NEA basiert auf der Gleichung aus dem Barwert der Summe der diskontierten
Erldose und dem Barwert der Summe der diskontierten Kosten. Anders ausgedriickt entsprechen die
Stromgestehungskosten dem Stromtarif pro erzeugter Einheit, bei dem der Investor den Break-Even-
Point des Projekts erreicht, wahrend Eigen- und Fremdkapitalkosten inklusive entsprechender Renditen
beglichen sind. Folgende Formel driickt die beschriebene Gleichung aus. (IEA/NEA 2015)

Y I (Xieant + Xperr + Xvert + Xcont T Xriiekr) ¥ (1 +1)™
LCOEMWh,t _ [( kap,t bet,t ver,t COy,t ruck,t) ( ) ] (61)

% Quuwn, * (1+ 1)

Mit

LCOEmwn; Stromgestehungskosten im Jahr t [€/MWh],

Keap.t Summe der kapitalgebundenen Kosten im Jahr t [€],

Kpett Summe der betriebsgebundenen Kosten im Jahr t [€],

Kvert Summe der verbrauchsgebundenen Kosten im Jahr t [€],

Xcozt Summe der CO»-Kosten im Jahr t [€],

Krick,t Summe der Kosten flr Riickbau und Entsorgung der Anlage im Jahr t [€],
@+t Diskontierungsfaktor fur das Jahr t,

Qmwh.t produzierte Strommenge im Jahr t [MWHh],

t Jahr der Betrachtung.

Das Ziel der Betrachtungen der IEA/NEA ist es, das Niveau der Einspeisevergutungen, bezogen auf den
heutigen Zeitpunkt, zu berechnen, das eine Deckung aller im Laufe des Betrachtungszeitraums anfal-
lenden Kosten fur eine Investition in eine Stromerzeugungstechnologie gewéhrleistet. Im Gegensatz
dazu steht im Fokus dieses Forschungsprojekts der Vergleich der jahrlichen durchschnittlichen Strom-
gestehungskosten der unterschiedlichen Stromerzeugungstechnologien flr die Jahre 2015 bis 2040. Auf-
grund dessen werden die jeweiligen betriebs- und verbrauchsgebundenen Kosten wie auch in HART-
MANN et al. (2012) nicht auf ihren Barwert diskontiert, sondern statisch betrachtet. Die kapitalgebunde-
nen Kosten werden dagegen mit einem Kalkulationszinssatz versehen, um die Verzinsung des Eigen-
und Fremdkapitals zu beriicksichtigen. Uber die Annuititenmethode werden die kapitalgebundenen
Kosten auf die Laufzeit verteilt. Die Annuitét der kapitalgebundenen Kosten berechnet sich wie in For-
mel (6.2) dargestellt:
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Akap :AO *a (62)
Dabei sind
Akap die Annuitat der kapitalgebundenen Kosten [€/a],
Ao der Investitionsbetrag [€],
a der Annuitatenfaktor.

Der Annuitatenfaktor wiederum lasst sich, wie in Formel (6.3) beschrieben, errechnen:

T %
qQ *(@q-1)
a= qT——l (63)
Dabei sind
q der Zinsfaktor (1 + i),
i der Kalkulationszinssatz [%],
T die Anzahl der Jahre des Betrachtungszeitraums.

Die Kapitalkosten werden analog zu den Vorgaben aus § 6 Abs. 2 Stromnetzentgeltverordnung (Strom-
NEV) und § 10a Anreizregulierungsverordnung (ARegV) zur Berechnung der kalkulatorischen Ab-
schreibungen und des Kapitalkostenaufschlags in Eigen- und Fremdkapital aufgeteilt. Der Eigenkapi-
talanteil wird auf 40 % festgesetzt, der Fremdkapitalanteil betragt 60 %. Fur die Eigenkapitalverzinsung
wird der in § 29 Abs. 1 EnWG in Verbindung mit § 7 Abs. 6 StromNEV festgelegte Zinssatz fur die
dritte Regulierungsperiode in Hohe von 6,91 % fur Neuanlagen (ab Herstellungsdatum 2006) angenom-
men. Der Fremdkapitalzins berechnet sich nach § 7 Abs. 7 StromNEV als Durchschnitt der von der
Deutschen Bundesbank verdffentlichten Umlaufrenditen inléndischer Inhaberschuldverschreibungen
fur Hypothekenpfandbriefe, Anleihen der ¢ffentlichen Hand und Anleihen von Unternehmen (Nicht-
MFIs) der letzten zehn abgeschlossenen Geschaftsjahre und betragt 2,71 %. Der gewichtete Mittelwert
aus Eigen- und Fremdkapitalzinssatz wird als Kalkulationszinssatz angenommen und betrégt insgesamt
4,39 %.
Formel (6.4) stellt die Berechnung der Stromgestehungskosten dar, wie sie in der vorliegenden Arbeit
angewendet wird. Wie bereits beschrieben werden die kapitalgebundenen Kosten dynamisch gesehen,
wohingegen die restlichen Kostenarten statisch betrachtet werden. Aufgrund des jahresweisen Ver-
gleichs wird auch die im jeweiligen Jahr produzierte Strommenge bzw. deren Erldswert nicht diskon-
tiert.

(Arap T Xbett T Xvert T Xco,.0)

2 Quiwh,

Die Kosten verstehen sich netto, also ohne Umsatzsteuer. Annahmen zur Inflationsentwicklung werden

kap (64)

LCOEMWh, t =

nicht getroffen, um die Unsicherheit der Betrachtung nicht zu erhéhen. Formel (6.4) definiert folgende
Kostenpositionen, die in die Stromgestehungskosten einflieRen: kapitalgebundene, betriebsgebundene,
verbrauchsgebundene Kosten und CO»-Kosten, die zusétzlich aufgeschlagen werden kénnen. Die kapi-
talgebundenen Kosten umfassen alle Kosten, die zur Anschaffung und Herstellung der Betriebsfahigkeit
des Kraftwerks fur den Betreiber entstehen und werden als Annuitét Giber die Betrachtungsdauer auf die
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einzelnen Jahre aufgeteilt. Dabei werden einerseits die Kosten fur das jeweilige Modul selbst und ande-
rerseits die Kosten flr die Peripherie beriicksichtigt. Zur Peripherie zdhlen Positionen wie die Steuer-
einrichtungen, die Netzanbindungen und notwendige Einhausungen bzw. Fundamente. Zusatzlich wer-
den unter dem Begriff Planungskosten Leistungen wie Planung und Vergabe verstanden. Als weitere
kapitalgebundene Kostenposition werden unter dem Begriff Montage & Inbetriebnahme Kosten fiir den
Transport, die Aufstellung, die Montage und die Inbetriebnahme von Modul und Peripherie zusammen-
gefasst, die fir die Herstellung der Betriebsfahigkeit notwendig sind. Als sonstige Kosten kénnen ins-
besondere Sicherheitsaufschlage berticksichtigt werden. Kosten fiir den Riickbau der Stromerzeugungs-
anlagen werden nicht beriicksichtigt, da davon ausgegangen wird, dass kein Rickbau stattfindet, son-
dern die Kraftwerke stetig erneuert werden. Ebenfalls unberticksichtigt bleiben bei allen untersuchten
Technologien Kosten fiir eventuell anfallende Genehmigungen, Gutachten und Ausschreibungen. Die
betriebsgebundenen Kosten werden aufgeteilt in die Kategorien Wartung & Instandhaltung, Pacht, Per-
sonal, Versicherung und Sonstiges.

Vor allem bei den kapitalgebundenen Kosten variieren die einzelnen Positionen je nach Art der Tech-
nologie. Wahrend beim Gaskraftwerk z. B. ein Gebdude zur Einhausung notwendig wird, sind bei Pho-
tovoltaik-Freiflachenanlagen Z&une erforderlich, um den Schutz und die Sicherheit zu gewdhrleisten.
Um die Daten vergleichen zu kdnnen, werden deshalb die Kostenpositionen fur die einzelnen Techno-
logien in den jeweiligen Kapiteln dargestellt. AuBerdem werden die verwendeten Datengrundlagen be-
schrieben. Ziel des Kapitels ist es, mithilfe des Gestehungskostenmodells Schliisse zu ziehen, unter wel-
chen Rahmenbedingungen auf Verteilnetzebene Stromspeicher als Lastmanagementmafinahmen wirt-
schaftlich sein kénnen. Die Berechnung der Gestehungskosten erfolgt dabei auf Basis vorhandener Stu-
dien und soll keine abschlieende Bewertung von Stromgestehungskosten fur die ausgewahlten Tech-
nologien darstellen. Vielmehr steht im Fokus den Modellansatz zu testen. Dabei liegt das Augenmerk
auf den charakteristischen Bedingungen der Beispielregion z. B. im Hinblick auf die Sonneneinstrah-
lung im Bereich der PV-Anlagen. Das Gestehungskostenmodell kann durch verdnderte Eingabedaten
auf andere Versorgungsgebiete Ubertragen werden.

In den néachsten Unterkapiteln werden die Bestandteile der einzelnen Kostenarten naher erortert sowie
die Nutzungsdauern definiert. Im Anschluss an die Ergebnisdarstellung wird eine Sensitivitatsanalyse
fur ausgewéhlte Parameter durchgefiihrt, um deren Einfluss auf die Ergebnisse zu untersuchen, da vor
allem die prognostizierten Daten mit Unsicherheiten behaftet sind.

6.2.1 Gaskraftwerk als fossile Alternative der dezentralen Stromerzeugung

Die Datengrundlage fir das Gaskraftwerk im Gestehungskostenmodell basiert auf der Studie ,,BHKW-
Daten 2014/2015 — Module, Anbieter, Kosten™ der Arbeitsgemeinschaft fiir sparsamen und umwelt-
freundlichen Energieverbrauch e.V., die die technischen Daten von 1.226 Anlagen auswertet (ASUE
2014). Zuséatzlich wurden die eingesetzten Parameter mit den Erfahrungswerten des Projektpartners ab-
geglichen.

Enthalten in den kapitalgebundenen Kosten sind neben den jeweiligen Modulen der Schalt- und Steuer-
schrank, die Schmierdlver- und -entsorgung, der Katalysator, die Fernuberwachung, die Abgasschall-
dammkapsel und die Be- und Entliiftung als Peripherie. Die Ausgleichsfunktion zur Berechnung der
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spezifischen Modulkosten fur die Leistungsklasse ab 1 MW ist, wie in Formel (6.5) dargestellt, definiert
(ASUE 2014).

XiapM = 460,89 * y0:013 (6.5)
Dabei sind
Xkap,M die kapitalgebundenen Modulkosten pro Einheit [€/kW],
y die elektrische Nennleistung des Gaskraftwerks [kW],
Xkap,M die gesamten kapitalgebundenen Modulkosten des Kraftwerks [€].

Im Gestehungskostenmodell wird davon ausgegangen, dass die Residuallast oberhalb der MinLoad vor
Ort produziert wird. Die Jahreshdchstlast, auf die das Gaskraftwerk ausgelegt wird, betragt 15.501 kW.
Wendet man Formel (6.5) an, ergeben sich folgende Kosten fur das Modul und die zugehorige Periphe-
rie:

Xapm = 460,89 * y 0015
Xkapm = 460,89 * 15.5020015 = 399 €/kW
Xkapm = 399 €/kW * 15.502 € = 6.182.043 €

Zusétzlich zu den oben genannten Modul- und Peripheriekosten entstehen Kosten fur Montage & Inbe-
triebnahme. Zur Peripherie z&hlt auBerdem die Einbindung in die Brennstoffversorgung und in die Ab-
gasleitung. (ASUE 2014) Im Gegensatz zur Installation eines Blockheizkraftwerks (BHKW) fallen bei
der Errichtung des im Modell betrachteten Gaskraftwerks keine Kosten fur die Einbindung in ein Waér-
menetz an, da die Abwarme nicht ausgekoppelt wird. Die dafiir berlicksichtigten Kosten in der ASUE-
Studie werden dennoch beibehalten und dienen als Ausgleich fiir unvorhergesehene Kosten. Tabelle 6.1
stellt die Kosten in Prozent der Modulkosten in Abhéngigkeit von der Nennleistung des Gaskraftwerks
dar. Unterschieden wird dabei in Kosten fiir Transport bis Abnahme und die Einbindung als Teil der
Peripherie.

Tabelle 6.1: Kosten fir Transport bis Abnahme und Einbindung
[nach ASUE 2014]

Elektrische Leistung Zusatzkosten BHKW (in Prozent)

in kW Transport bis Abnahme Einbindung
Unter 3 13 46
4-10 10 41
11-100 6 39
101 - 350 6 45
351 - 500 6 54
501 - 750 6 60
751 —1.000 7 67
1.001 - 1.500 19 76
1.501 - 5.000 18 59

>5.000 17 46
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Allgemein definiert sich die Berechnung der Kosten fur Transport bis Abnahme bzw. Einbindung wie
in Formel (6.6) dargestellt.

Xkap,w ~ Xkap,M* BW (66)
Dabei sind
Xiapw die kapitalgebundenen Zusatzkosten pro Einheit [€/kW],
B die Hohe der Zusatzkosten [%],
w die Art der Zusatzkosten (Transport bis Abnahme = T-A bzw. Einbindung = E).

Das im Modell betrachtete Gaskraftwerk hat eine elektrische Nennleistung von mehr als 5.000 kW. Fur
die Positionen vom Transport bis zur Abnahme fallen gemald Tabelle 6.1 17 % der Modulkosten inkl.
Peripherie zusétzlich an. Flr die Einbindung missen 46 % aufgewendet werden. Fir das Modellkraft-
werk bedeutet das folgende Kosten:

Xkap,T-A = 399 €/kW * 17 % = 68 €/kW
Xkap,e = 399 €/kW * 46 % = 179 €/kW
Xkap,T-AE = 68 €/kW * 15.502 kW + 179 €/kW * 15.502 kW =3.832.714 €

Zusétzlich zu den Kosten fiir die Module, deren Peripherie, die Montage & Inbetriebnahme entstehen
Kosten fiir das bereitzustellende Gebaude. Die Errichtungskosten werden aus realen Daten des Praxis-
partners uber die Errichtung eines BHKW-Gebdudes fiir eine Anlagen-Nennleistung von 4.290 kW er-
mittelt, wobei die Kostenkomponenten, die zur Wéarmeauskopplung vorgesehen sind, nicht beriicksich-
tigt werden. Die anzusetzenden Gebaudekosten betragen 173 €/kW. Eine Verdnderung der Kosten bei
Erh6éhung der Nennleistung ist nicht vorgesehen, kann im Modell aber variabel eingesetzt werden.

In der ASUE-Studie werden die Planungskosten nicht beriicksichtigt. Aufgrund dessen werden die darin
enthaltenen Kostenpositionen anhand der Honorarordnung fiir Architekten und Ingenieure (HOAI) ge-
schétzt. Dazu wird angenommen, dass es sich beim Bau des Gaskraftwerks um ein Ingenieurbauwerk
im Sinne des § 41 HOAI handelt. Nachgefragt werden alle 9 Leistungsphasen nach § 43 HOAI: Grund-
lagenermittlung (2 %), Vorplanung (20 %), Entwurfsplanung (25 %), Genehmigungsplanung (5 %),
Ausfuhrungsplanung (15 %), Vorbereitung der Vergabe (13 %), Mitwirkung bei der Vergabe (4 %),
Bauoberleitung (15 %) und Objektbetreuung (1 %). Diese werden entsprechend § 43 Absatz 1 HOAI in
die Prozentsétze der Honorare, wie in Klammern angegeben, aufgeteilt. In Abhéngigkeit von den anre-
chenbaren Kosten und den jeweiligen Honorarzonen gibt § 44 die Honorare fiir die Grundleistungen bei
Ingenieurbauwerken wider. Durch eine lineare Interpolation (§ 13) lassen sich die Mindest- und
Hdochstsétze fur Zwischenstufen der anrechenbaren Kosten ermitteln. Fir das Modell wird in Anlehnung
an die Erfahrungswerte des Praxispartners von Honorarzone 11 (durchschnittliche Planungsanforderun-
gen) und dem entsprechenden Hochstsatz ausgegangen. Damit ergeben sich fiir anrechenbare Kosten in
Hohe von 10.014.757 € (Xkap + Xkap,7-AE) 547.499 € Ingenieurskosten fiir Planung etc. Die Architektur-
leistungen fur das Anlagengebaude sind bereits in den Gebaudekosten enthalten.

Die Nutzungsdauer der Kraftwerksanlagen wird in Abhangigkeit der Benutzungsstunden festgelegt. Als
maximale Nutzungsdauer werden nach ASUE bei einer Generaliberholung nach 60.000 Betriebsstun-
den insgesamt 120.000 Betriebsstunden angenommen. Je nach Auslastung des Kraftwerks ist also eine
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langere oder weniger lange Nutzungsdauer moglich. Fur das Modell gilt, dass bei jahrlichen Betriebs-
stunden bis zu 6.000 eine Nutzungsdauer von 25 Jahren angesetzt wird. Bei Betriebsstunden von 6.000
bis 8.760 pro Jahr wird eine Nutzungsdauer von 15 Jahren angenommen. Wird das Gaskraftwerk zur
Abdeckung der gesamten Spitzenlast eingesetzt, fallen jahrlich 4.123 Betriebsstunden an. Damit wird
eine Nutzungsdauer von 25 Jahren festgelegt.

Wie in Formel (6.3) beschrieben werden die gesamten kapitalgebundenen Kosten uiber den Annuitéten-
faktor auf die Laufzeit verteilt. Bei der fur das Modellkraftwerk angenommenen Nutzungsdauer von 25
Jahren und dem in Kapitel 3.2 definierten Zinssatz in Hohe von 4,39 % ergibt sich der Annuitatenfaktor
folgendermaRen:

. qF*(q-1) _ 1,0439% *(1,0439-1) _
qr-1 1,0439%-1

0,0537

Damit betrégt die jahrliche Annuitét der kapitalgebundenen Kosten bei einer Investitionssumme von
13.245.306 € multipliziert mit dem berechneten Annuititenfaktor 883.165 €.

Als betriebsgebundene Kosten werden die Aufwendungen definiert, die bedingt abhéngig vom Betrieb
der Anlage sind. Darunter fallen Wartungs- und Instandhaltungskosten, Pachtkosten, Personalkosten
und Versicherungskosten. Die Wartungs- und Instandhaltungskosten sind direkt abhéngig vom Betrieb
der Anlage. Die restlichen Kostenkomponenten dagegen fallen auch an, wenn die Anlage nicht in Be-
trieb ist, und bleiben deshalb konstant. Die Instandhaltungskosten berechnen sich laut ASUE nach fol-
gender Ausgleichsfunktion und umfassen auf Basis der VDI 4680 die Inspektion, Wartung und Instand-
setzung der Verschleilteile sowie die Kosten fiir die Generaliiberholung:

Xpet = 8,6275 * y 0317 (6.7)

Dabei sind

Xbet die betriebsgebundenen Kosten pro Einheit [Cent/kWh],

y die elektrische Nennleistung des Gaskraftwerks [kW],

Xnet  die gesamten betriebsgebundenen Kosten des Kraftwerks [€].

Als Instandhaltungskosten ergeben sich folglich 0,41 Cent pro erzeugter Kilowattstunde Strom, was
einer Gesamtsumme von 84.236 € bei den im Modell benétigten 20.794.929 kWh entspricht. Die Be-
rechnung erfolgt analog zur Berechnung der kapitalgebundenen Kosten.

Die Kosten fir Pacht, Personal und Versicherungen werden den Daten des Praxispartners enthommen.
Als Versicherungskosten pro Kilowatt installierter Nennleistung rechnet der Praxispartner mit 0,50 €.
Fur ein Kraftwerk mit einer Nennleistung von 15.501 kW ergeben sich demnach jéhrliche Versiche-
rungskosten in Hohe von 7.751 €. Zur Berechnung der Pachtkosten fiir das Grundstiick, auf dem die
Anlage errichtet wird, wird der Platzbedarf des Kraftwerks in Abh&ngigkeit der Nennleistung ermittelt.
Dieser ergibt sich aus den Daten des Praxispartners zu 0,07 m2 pro kW. Folglich entsteht zur Errichtung
des Spitzenlastgaskraftwerks ein Platzbedarf in Héhe von 1.084 m2. Der Pachtpreis wird mit 10 €/m?
angesetzt. Je nach Standort kann der ortstibliche Pachtpreis stark variieren und im Modell entsprechend
angepasst werden. Die Personalkosten fir die technische und kaufménnische Betriebsfiihrung werden
auf Basis des Tarifvertrags fur die kommunale Energieversorgung (TV-V Stufe 9.6) und des aus den
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Erfahrungswerten des Praxispartners geschétzten Zeitaufwands ermittelt. Als Zeitaufwand fir die tech-
nische Betriebsfuhrung werden 6 Stunden pro Tag fur das Kraftwerk der Leistungsklasse 15 MW ange-
nommen. Fir die kaufménnische Betriebsfihrung fallen 2 Stunden pro Tag an. Fur die gréeren Leis-
tungsklassen wird der Zeitaufwand entsprechend skaliert. Der Stundenlohn der Entgeltgruppe 9 Stufe 6
betragt 43,55 €. Zuziiglich werden Arbeitgeberkosten in Hohe von 25 % angesetzt, was einem Brutto-
stundenlohn von 54,44 € entspricht. Aulerdem werden jeweils Gemeinkosten fiir Biiro etc. in H6he von
25 % aufgeschlagen. Fir die drei im Modell betrachteten Kraftwerksleistungsklassen werden die in Ta-
belle 6.2 getroffenen Annahmen verwendet.

Tabelle 6.2: Personalkosten in Abhéngigkeit der Kraftwerksleistung
[Eigene Darstellung]

. Personalkosten
Zeitaufwand . .
Stundenlohn Personalkosten inkl. Gemein-
pro Jahr

kostenaufschlag

54,55 €/h 2.920 h 158.965 €/a 182.810 €
54,55 €/h 5.840 h 317.930 €/a 365.620 €

45 MW 54,55 €/h 8.760 h 476.894 €/a 548.428 €

Die verbrauchsgebundenen Kosten umfassen die Aufwendungen, die im direkten Zusammenhang mit
dem Betrieb der Anlage entstehen. Diese umfassen die Brennstoffbezugskosten inklusive Netzentgelte,
Strukturierung, Messung, Messstellenbetrieb, Abrechnung und Energiesteuer. Zur Berechnung der
Brennstoffmenge ist es notwendig, den elektrischen Wirkungsgrad der Stromerzeugungsanlage zu ken-
nen. Fur BHKW mit einer elektrischen Nennleistung zwischen 1 MW und 19 MW gibt die ASUE fol-
gende Ausgleichsfunktion an (ASUE 2014).

1= 29,627 * yo:0498 (6.8)

Dabei sind
n der elektrische Wirkungsgrad der Anlage [%],
y die elektrische Nennleistung des Gaskraftwerks [KW].

Bei einer Nennleistung von 15.501 kW betragt der elektrische Wirkungsgrad also 48 %. Zur Erzeugung
von 20.794.929 kWhe werden daher 43.410.006 kWh (Hs) Erdgas benétigt. Die Umrechnung in den
Heizwert (H;) ergibt bei einem Faktor von 0,901 eine bendtigte Brennstoffmenge von 48.179.807 kwh.
Als Datenbasis fur den Erdgaspreis 2015 wird der Jahresmittelwert der Entwicklung des Grenzlber-
gangspreises seit 1991 verwendet, den das Bundesamt fur Wirtschaft und Ausfuhrkontrolle aufgezeich-
net hat. Dieser betrdgt 2,08 Cent pro Kilowattstunde. Zusétzlich fallen Strukturierungskosten an, die
aufgrund von Erfahrungswerten des Praxispartners mit 0,05 Cent/kWh angenommen werden, und die
Erdgassteuer in Hohe von 0,55 Ct/kwh. Als Datengrundlage fur die anfallenden Netzentgelte fur den
Erdgasbezug werden die Preisblatter des Praxispartners hinterlegt. Flr die im Modell berechnete not-
wendige Erdgasmenge von 43.409.924 kWh bei einer Jahreshdchstlast von 15.501 kW fallen Netzent-
gelte in Hohe von 115.330 € plus 950 € fiir den Messstellenbetrieb und 322 € fiir die Messung an.
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Im Ausgangsszenario des Modells werden keine CO,-Kosten berechnet, da diese in der Realitat aktuell
nicht zusétzlich erhoben werden. Die Auswirkungen der Einfiihrung von sog. CO.-Kosten werden in
der abschlieBenden Sensitivitdtsanalyse betrachtet.

Tabelle 6.3: Netzentgelte Erdgas des Praxispartners fur Kunden ab 500 kW fiir das Jahr 2017
[Eigene Darstellung]

Netzentgelte - Kunden ab 500 kW

durch Sockelbetrag Leistungspreis der nicht

Leistungspreis von bis Sockelbetrag abgegoltene ahgegoltenen Leistung
Leistung
Zone 1 0 kw 1.000 kW 0,00 €/a 0 kw 12,68 €/kW
Zone 2 1.001 kW 2.000 kw| 12.680,00 €/a 1.000 kW 7,85 €/kW
Zone 3 2.001 kW 3.500 kw| 20.530,00 €/a 2.000 kw 5,83 €/kW
Zone 4 3.501 kw 7.000 kW| 29.275,00 €/a 3.500 kw 5,62 €/kW
Zone 5 7.001 kW 10.000 kwW| 48.945,00 €/a 7.000 kw 5,29 €/kW
Zone 6 10.000 kW 64.815,00 €/a 10.000 kW 5,26 €/kW
. . . durch Sockelbetrag |Arbeitspreis der nicht

Arbeitspreis von bis Sockelbetrag abgegoltene Arbeitg abgegoFIJtenen Arbeit

Zone 1 0 kWh 1.500.000 kWh 0,00 €/a 0 kwWh 0,2108 Ct/kWh
Zone 2 1.500.001 KWh 5.000.000 kWh 3.162,00 €/a 1.500.000 kWh 0,1277 Ct/kwWh
Zone 3 5.000.001 kWh 20.000.000 kwWh 7.631,50 €/a 5.000.000 kWh 0,0894 Ct/kwWh
Zone 4 20.000.001 kWh 50.000.000 kWh| 21.041,50 €/a]  20.000.000 kWh 0,0674 Ct/kwh
Zone 5 50.000.001 kWh 41.261,50 €/a|  50.000.000 kWh 0,0593 Ct/kwWh

Die Stromgestehungskosten des erdgasbetriebenen Kraftwerks errechnen sich aus Formel (6.4) mit den
beschriebenen Input-Parametern zu 12,39 Cent pro Kilowattstunde.

(Akap + Xbet,t + Xver,t + XCOZ,t)

2 QMWh,t

_(883.165 €+ 285.636 € + 1.407.818 €) _
LCOEossit, 2015 = 20.794.929 kWh =0,1239 €/kWh

LCOEfysit, 2015 =

6.2.2 Strom aus Onshore-Windkraftanlagen

Aufgrund des Standorts des Projektpartners in Bayern werden ausschlieRlich Onshore-Windkraftanla-
gen im Modell betrachtet. Als Datengrundlage dienen insbesondere die Studie ,,Kostensituation der
Windenergieanlagen an Land in Deutschland* der Deutschen WindGuard GmbH (LUERS et al. 2015)
und der Windenergie Report 2016 des Fraunhofer-Instituts fir Windenergie und Energiesystemtechnik
(FRAUNHOFER IWES 2017). Die Ubertragbarkeit der Daten auf die Beispielregion wurde anhand von
Experteninterviews sichergestellt und mit globalen Daten der International Renewable Energy Agency
(IRENA) abgeglichen.

Laut Stammdatenregister der Bundesnetzagentur wurden seit August 2014 in Bayern 538 Onshore-
Windenergieanlagen mit einer durchschnittlichen Nennleistung von 2.628 kW und einer Nabenhdhe von
135 m im Mittel in Betrieb genommen bzw. genehmigt (BNETzA 2017b). Fur die Beispielregion wird
aufgrund des Standorts in Bayern eben diese Nennleistung fur die Referenzanlage angenommen. Laut
Energienutzungsplan kénnen im Modellgebiet maximal 17,5 MW an Windenergieanlagen installiert
werden, da die Flachen mit ausreichender Windausbeute entsprechend begrenzt sind (ENA & F10 2014).
Grundsatzlich ist aber aufgrund technischer Entwicklungen (z. B. Steigerung der Ausnutzung von
Schwachwind) in Zukunft ein Potenzial zur Erweiterung erkennbar.
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Die kapitalgebundenen Kosten setzen sich aus der Anfangsinvestition in das Modul (Gondel, Turm,
Rotorblatter, Generator, etc.) inklusive Montage & Inbetriebnahme der Anlage sowie den Peripherie-
kosten fiir die ErschlieBung, das Fundament und die Netzanbindung zusammen (LUERS et al. 2015). Die
Planungskosten sowie sonstige Kosten sind bei LUERS et al. (2015) in den Peripheriekosten enthalten.
Die Anfangsinvestition von Windenergieanlagen im Leistungsbereich zwischen 2 MW und 3 MW lie-
gen laut LUERS et al. bei 1.280 €/kW bei einer Nabenhohe zwischen 120 m und 140 m. Die Standardab-
weichung der Untersuchung der Deutschen WindGuard liegt bei 88 €/kW und wird bei der Sensitivi-
tatsanalyse beruicksichtigt. (LUERS et al. 2015) Ein &hnliches Kostenspektrum bestétigt auch die Inter-
national Energy Agency, die fir Windturbinen im Jahr 2015 zwischen 950 und 1.240 US$/kW ohne
Installation und Transport angibt, was zwischen 64 % und 84 % der Anfangsinvestition von Onshore-
Anlagen entspricht. (IRENA 2016)

Als Peripheriekosten werden von der Deutschen WindGuard insgesamt 387 € pro installiertem Kilowatt
Leistung angenommen. LUERS et al. (2015) teilen die Peripherie folgendermalen auf: Fundament 5 %,
Netzanbindung 5 %, Erschliefung 3 %, Planung und Sonstiges je 6 %. Die Gesamtinvestitionen errech-
nen sich wie in Formel (6.9) definiert:

Ao wind = (Aowind,m + Aowind,p) * Ywind (6.9)
Dabei sind
Ao wind die gesamte Investition zum Anfangszeitpunkt [€],
Ao windm die Anfangsinvestition pro Einheit fir das Modul [€/kW],
Ao wind,p die Anfangsinvestition pro Einheit flr die Peripherie [€/kW],
Ywind die elektrische Nennleistung der Windenergieanlage [kW].

Bei der angenommenen durchschnittlichen Nennleistung von 2.628 kW ergibt sich eine Gesamtinvesti-
tion von 4.459.059 € (= (1.280 €/kW + 387 €/kW) * 2.628 kW)). Laut AfA-Tabelle fir Anlagen, die
nach dem 01.01.2000 angeschafft wurden, betragt die gewdhnliche Nutzungsdauer fir Windenergiean-
lagen 16 Jahre (BUNDESMINISTERIUM DER FINANZEN 2000). Im Gegensatz dazu nehmen aktuelle Stu-
dien eine Nutzungsdauer von 20 Jahren an (KoST et al. 2013, ZIEGLER et al. 2018). Diese Annahme gilt
auch fur das vorliegende Modell. Der Annuitatenfaktor andert sich aufgrund der Laufzeit von 20
Jahren im Vergleich zur Berechnung im vorangehenden Kapitel auf 0,0788. Die Annuitat der kapi-
talgebundenen Kosten, die in die Stromgestehungskosten einflie3t, berechnet sich wie in Formel (6.2)
definiert.

Akap,Wind =Ao*a

Axap,wind = 4.459.059 € * 0,0788 =339.536 €
Die betriebsgebundenen Kosten umfassen die Aufwendungen fiir Wartung & Instandhaltung, Pacht,
Personalkosten fiir die kaufmannische und technische Betriebsfiihrung und Versicherungen. Zusétzlich
berticksichtigt werden im Vergleich zum Gaskraftwerk sonstige Kosten, die als Puffer fur Unvorherge-
sehenes angesehen werden. Aufgrund der groRen Unterschiede, z. B. bei den Pachtkosten, ist die Ein-
schdtzung der Betriebskosten nicht einfach, vor allem weil reale Daten schwer zuganglich sind. Die
Daten im Modell stiitzen sich auf die Erhebung der deutschen WindGuard unter Projektentwicklern aus
dem Jahr 2012 und deren Einschatzung zur Verinderung bis 2015/16. Uber die Betrachtungsdauer von
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20 Jahren verandern sich die betriebsgebundenen Kosten. Wahrend die Aufwendungen flir Wartung und
Reparatur tendenziell mit der Nutzungsdauer ansteigen, sinken beispielsweise die Versicherungs- und
Betriebsfuhrungskosten mit der Laufzeit. Insgesamt errechnet die Deutsche WindGuard 58 €/kW an
betriebsgebundenen Kosten (LUERS et al. 2015). Fiir das Gestehungskostenmodell wurden die Durch-
schnitte der Kosten Uber die Laufzeit verwendet, die sich, wie in Tabelle 6.4 dargestellt, auf folgende
Positionen aufteilen.

Tabelle 6.4: Aufteilung der betriebsgebundenen Kosten fur Onshore-Windenergieanlagen
[Eigene Darstellung nach Luers et al. 2015]

Durchschnittlicher Anteil an Im Modell
- den Betriebskosten verwendeter
Position
Jahr1-10 Jahr 11 - 20 Durch-
schnitt
Wartung & Instandhaltung 44,0 % 55,0 % 49,5 %
Pacht 22,0 % 19,0 % 20,5 %
Kaufmannische und tech-
) ) 17,0 % 13,0 % 15,0 %
nische Betriebsfiihrung
Versicherungen 50% 3,0% 4,0 %
Rucklagen 4,0 % 5,0 % --
Sonstiges 8,0 % 5,0% 6,5 %

Wie bereits bei der fossilen Alternative und bei den PV-Freiflachenanlagen wird im Modell auf die
Riicklage fiir den Riickbau verzichtet, da davon ausgegangen wird, dass die Anlagen weiterbetrieben,
erneuert oder ersetzt werden und kein Riickbau stattfindet. Die betriebsgebundenen Kosten beziehen
sich bei LUERSs et al. (2015) ausschlieBlich auf die installierte Nennleistung der Windenergieanlage. Fur
das Gestehungskostenmodell werden allerdings Abhangigkeiten zwischen der Anfangsinvestition der
Anlagen und den Wartungs- & Instandhaltungskosten sowie den Versicherungskosten hergestellt. Da-
mit wird gewdhrleistet, dass sich mit der Senkung der Anfangsinvestition die erwartete Reduktion der
genannten Kostenpositionen ergibt. Die Wartungs- und Reparaturkosten entsprechen 1,69 % der An-
fangsinvestition im Modellkraftwerk, die Versicherungskosten 0,14 %. Ohne Riickstellungen ergeben
sich 55 €/kW an betriebsgebundenen Kosten. Formel (6.10) definiert die Berechnung der gesamten be-
triebsgebundenen Kosten der Windenergieanlage.

Xbetwind = XbetrWind * Ywind (6.10)
Dabei sind
Xbet,Wind die betriebsgebundenen Kosten pro Einheit [Cent/kWh],
Ywind die elektrische Nennleistung der Windenergieanlage [kW],
Xbet,wind die gesamten betriebsgebundenen Kosten des Windkraftwerks [€].

Die gesamten betriebsgebundenen Kosten der Modell-Windenergieanlage betragen folglich 145.565 €
pro Jahr (= 55,39 €/kW * 2.628 kW). Bei der Berechnung der Stromgestehungskosten fir Onshore-
Windenergieanlagen werden als verbrauchsgebundene Kosten lediglich die Direktvermarktungskosten
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angesetzt, da diese unmittelbar von der Menge der erzeugten Kilowattstunden elektrischer Energie ab-
héngig sind. Als Direktvermarktungskosten werden 0,2 Cent pro erzeugter Kilowattstunde Strom ange-
nommen (LUERS et al. 2015).

Zur Berechnung der jahrlich produzierbaren Strommenge aus der Windenergieanlage wird der spezifi-
sche Energieertrag mit der installierten Leistung verrechnet. Die Deutsche WindGuard gibt bei einem
Windstandort mit einer Giite von 100 % einen spezifischen Energieertrag pro installierte Kilowattstunde
von 3.360 kwWh/kW/a an (LUERS et al. 2015). Im Vergleich dazu geht Fraunhofer ISE in ihrer Studie zu
Stromgestehungskosten erneuerbarer Energien bei Onshore-Windanlagen im Leistungsbereich von
2 MW bis 5 MW mit Standort im Binnenland Deutschland bei einer mittleren Windgeschwindigkeit von
5,3 m/s und einer Nabenhohe von 130 m von einem spezifischen Energieertrag von 1.300 kWh/a pro
installierter Kilowatt aus (KosT et al. 2013).

Als Grundlage fiir das Gestehungskostenmodell werden Realdaten eines Windparks in Bayern® aus dem
Jahr 2016 verwendet. Die Auswertung des Einspeiselastgangs ergibt einen spezifischen Energieertrag
von 1.768 kWh/kW/a. Dieser Wert liegt signifikant unter den Werten der Fraunhofer ISE-Studie, da
Bayern aufgrund der Lage im Binnenland Deutschlands und des starken Reliefs nicht zu den windstar-
ken Regionen zahlt. Transformatorverluste sowie eventuell anfallende Hilfsenergie sind dabei bereits
einberechnet, da der Netzeinspeiselastgang als Grundlage zur Ermittlung der erzeugten Strommenge
verwendet wird.

Die Referenzanlage mit einer installierten Leistung von 2.628 kW erzeugt durchschnittlich
4.646.304 kWh pro Jahr. Die Stromgestehungskosten der Referenzanlage flir das Basisjahr 2015 be-
rechnen sich aus Formel (6.4) mit den beschriebenen Input-Parametern wie folgt.

(Akap,Wind + Xbet,Wind + Xver,Wind + XCOZ,Wind)
LCOEwing, 2015 =

2 QMWh,Wind

(339536 €+ 145.565 € + 9.293 €) _
LCOEwing, 2015 = 4.646.304 kWh = 0,1064 €/kWh

Die Gestehungskosten fiir Strom aus Windenergie kdnnen beispielsweise aufgrund technologischer
Lernkurven Uber die Betrachtungsdauer sinken. Die Auswirkungen der prognostizierten Kostenande-
rungen werden in Kapitel 6.2.4 dargestellt und finden im Gestehungskostenmodell Ber{icksichtigung.

6.2.3 Strom aus Photovoltaik-Freiflichenanlagen

Im Bereich der Photovoltaik werden im Modell Freiflachenanlagen betrachtet. Seit August 2014 wurden
laut Stammdatenregister der Bundesnetzagentur in Bayern 114 PV-Freifldchenanlagen mit einer durch-
schnittlichen Nennleistung von 2,1 MW installiert und in Betrieb genommen (BNETzA 2017b). Diese
Leistung wird als Referenzgrofe fur die untersuchten Anlagen verwendet. Wie bei den Windenergie-
anlagen werden die MalRgaben des Energienutzungsplans der Beispielregion als Rahmenbedingungen
festgesetzt. Aufgrund dessen kénnen im Modellgebiet maximal 113 MW an Photovoltaik-Freiflachen-
anlagen installiert werden (ENA & F10 2014). Als Datengrundlage werden insbesondere die Studie ,,The

Power to Change: Solar and Wind Cost Reduction Potential to 2025 der International Renewable

3 Daten Windenergieanlage: Enercon E-101, Nennleistung: 3.050 kW, Nabenhohe: 149 m, Rotordurchmesser: 101 m, Stand-

ort: Oberfranken
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Energy Agency (IRENA 2016) und die Untersuchung des Fraunhofer ISE “Current and Future Cost of
Photovoltaics. Long-term Scenarios for Market Development, System Prices and LCOE of Utility-Scale
PV Systems” (FRAUNHOFER ISE 2015) verwendet.

In die kapitalgebundenen Kosten flieRen einerseits die Anfangsinvestitionen fir die Module und die
Peripherie inklusive Verkabelung, Netzanbindung und die Steuerungseinheit sowie die Kosten fur Mon-
tage & Inbetriebnahme, die insbesondere die mechanische und elektrische Installation der Komponenten
sowie deren Abnahme und Kontrolle umfassen. Zusatzlich werden im Gegensatz zu den anderen unter-
suchten Technologien Ausgaben fir Sicherheit und Schutz eingeplant. AuRerdem zahlen die Planungs-
kosten zu den Investitionen. (IRENA 2016) Kosten fir Genehmigung, Antragstellung und Gutachten
bleiben wiederum unberticksichtigt. Deren Aquivalent flieRt als sonstige Kosten fiir Unvorhergesehenes
in die Bewertung ein. Die Anfangsinvestition fiir die PVV-Module betragen laut IRENA 514 €/kW* im
Jahr 2015. Die Einschatzung der Kosten durch das Fraunhofer ISE fiir PV-Freiflachenanlagen ab 1 MW
bewegen sich zwischen 1.000 €/kW und 1.400 €/kW, wobei der Anteil der Module bei 40 % bis 50 %
liegt (KosT et al. 2013). Das bestétigt die Ergebnisse der International Renewable Energy Agency, wes-
wegen diese als Datengrundlage fiir die Modulkosten zugrunde gelegt werden. Die Aufteilung der rest-
lichen Investition erfolgt ebenfalls auf Basis der IRENA-Daten wie in Tabelle 6.5 dargestellt.

Tabelle 6.5: Aufteilung der kapitalgebundenen Kosten fur PV-Freiflachenanlagen ohne Modulkosten
[Eigene Darstellung nach IRENA 2016]

Peripherie 243 €/kW 54 %
Montage & Inbetriebnahme 93 €/kW 20 %
Planungskosten 107 €/kW 23 %
Sonstige Kosten 11 €/kW 3%
Summe 454 €/kW 100 %

Analog zur Berechnung der Anfangsinvestitionen von Wind- bzw. Gaskraftwerken errechnet sich die
Anfangsinvestition von PV-Freiflachenanlagen wie in Formel (6.11) dargestellt.

Aopv = (Aopvm + Aopvp) * Yev (6.11)
Dabei sind
Aopv die gesamte Investition zum Anfangszeitpunkt [€],
Aopvm die Anfangsinvestition pro Einheit fir die Module [€/kW],
Aopvp die Anfangsinvestition pro Einheit flr die Peripherie [€/kW],
Yev die elektrische Nennleistung der PV-Freifldchenanlage [kW].

Insgesamt ergeben sich bei einer Nennleistung von 2.100 kW Anfangsinvestitionen in Héhe von
2.090.984 € im Jahr 2015. Laut AfA-Tabelle liegt die Nutzungsdauer von PV-Anlagen bei 20 Jahren

4 Die Stromgestehungskosten werden in IRENA (2016) in US Dollar fir das Jahr 2015 angegeben. Die Umrechnung in Euro
erfolgt mit dem durchschnittlichen Wechselkurs fiir das Jahr 2015 von US$ 1,11/€ STATISTA GMBH (2017).
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(BUNDESMINISTERIUM DER FINANZEN 2000). Aus dem Anlagenmonitoring des Fraunhofer ISE geht
allerdings hervor, dass die tatsachliche Nutzungsdauer von Photovoltaikanlagen bereits im Jahr 2013 25
Jahren entsprach (KosT et al. 2013). Aufgrund dessen wird im Modell ebenfalls eine Nutzungsdauer
von 25 Jahren angenommen. Bei der entsprechenden Nutzungsdauer und dem gleichbleibenden Kalku-
lationszinssatz von 4,39 % ergibt sich ein Annuitatenfaktor von 0,0667 (Berechnung analog zu Formel
(6.3)). Die kapitalgebundenen Kosten werden analog zu den vorhergehenden Kapiteln ermittelt und ent-
sprechen 135.421 €/a.

Das Fraunhofer ISE geht von 20 €/kW an betriebsgebundenen Kosten aus, teilt diese jedoch nicht in die
verschiedenen Bestandteile auf. Deshalb werden Realdaten einer PV-Freiflachenanlage® in Bayern zur
Uberpriifung der Annahme verwendet. Die Daten der Anlage ergeben bei angepassten Pachtkosten
durchschnittlich 22 €/kW an jahrlichen Betriebskosten und liegen damit etwas hoher als der von Fraun-
hofer angenommene Wert, aber in derselben GroRenordnung. Der Wert setzt sich aus folgenden Be-
standteilen zusammen: Wartung & Instandhaltung (0,3 % der Anfangsinvestition), Versicherung
(0,18 % der Anfangsinvestition), Personalkosten fiir die kaufmannische und technische Betriebsfiihrung
(3,36 €/kW) und Sonstige Kosten (1,24 €/kW). Riickstellungen fiir den Riickbau (5 €/kW) werden wie
bei den Windenergieanlagen im Modell nicht berticksichtigt. Als Pachtkosten werden 2.500 €/ha ange-
nommen, die laut Anlagenbetreiber der Referenzanlage durchschnittlich fur Deutschland verwendet
werden kénnen. Die Pachtkosten der niederbayerischen Referenzanlage liegen aufgrund des Standorts
deutlich héher. Aus den Daten der Bundesnetzagentur zum Zubau von PV-Freiflachenanlagen in Bayern
lasst sich der durchschnittliche Platzbedarf pro kW Nennleistung errechnen. Dieser liegt in den Jahren
zwischen 2014 und 2017 bei 0,0019 ha/kW (BNETzA 2017b). Die Modellanlage mit einer Nennleistung
von 2.100 kW hat im Mittel folglich einen Platzbedarf von 3,98 ha, wofir jahrlich 9.947 € aufzuwenden
sind. Die gesamten jahrlichen betriebsgebundenen Kosten fur die Modellanlage betragen ohne Riick-
stellungen 29.355 €.

Als verbrauchsgebundene Kosten entstehen wie bei der Windenergieanlage ausschlieflich Kosten fiir
die Direktvermarktung. Diese werden von der Referenzanlage (bernommen und betragen
0,15 Cent/kWh.

In ihrer Studie zu Stromgestehungskosten erneuerbarer Energien differenzieren KosT et al. (2013) drei
verschiedene Bereiche in Deutschland mit unterschiedlicher Sonneneinstrahlung, um dem Einflussfak-
tor Standort gerecht zu werden. Im Siiden Deutschlands (Standort Beispielregion) liegt die Einstrahlung
auf PV-Module bei optimalem Neigungswinkel bei 1.380 kWh/(m?*a). Die Nettostromproduktion be-
tragt in diesem Bereich durchschnittlich 1.190 kwh/a (KosT et al. 2013). Als PV-Lastgang fir das Mo-
dell wird ein Einspeiselastgang einer PV-Freiflachenanlage® im Referenzgebiet verwendet, den der Pra-
xispartner zur Verfugung stellt. Der spezifische Energieertrag der Referenzanlage betragt
1.192 kKWh/kW/a, was fast exakt den Werten von KosT et al. (2013) entspricht. Die im Modell ange-
nommene Anlage mit einer Nennleistung von 2.100 kW, erzeugt folglich 2.503.200 kWh an Strom pro
Jahr. Damit ergeben sich Hilfsenergiekosten in Hohe von 3.755 €/a.

Die Stromgestehungskosten fur PV-Freiflachenanlagen errechnen sich analog zu Formel (6.4).

5 Daten PV-Freiflachenanlage: Hanwha Qcells BFR G4.1 Module, Nennleistung: 3.880 kW, Standort: Niederbayern
6 Daten PV-Freiflachenanlage: Nennleistung: 4.560 kW, Standort: Oberbayern
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(Aappv T Xoetpv + Xverpv T Xco, pv)

LCOEpy, 2015 = 50
MWh.PV

_ (135421 €+29.355€+3.755€+0€) _

LCOEpy, 2015 = 2.503.200 kWh

=0,0673 €/kWh

6.2.4 Prognose der Kostenentwicklung im Betrachtungszeitraum

In der Fachliteratur herrscht Konsens dariiber, dass bei einigen regenerativen Stromerzeugungstechno-
logien Kostenreduktionspotenziale vorhanden sind, darunter auch in den Sektoren Photovoltaik und
Wind (Kopp et al. 2012, CANDELISE et al. 2013, KosT et al. 2013, IRENA 2016, FRAUNHOFER ISE
2015). Dagegen wird im Modell davon ausgegangen, dass im Bereich der fossilen Energieerzeugung
keine Kostenreduktionspotenziale durch technischen Fortschritt mehr zu heben sind, da die Technolo-
gien als ausgereift angesehen werden. Allerdings sind die Brennstoffkosten stark variabel.

Um potenzielle Veranderungen sichtbar zu machen, wird fur das Gestehungskostenmodell die histori-
sche Entwicklung der Grenziibergangsmengen und der entsprechenden Preise fiir Erdgas analysiert. Die
Daten dafiir stammen aus den Aufzeichnungen des Bundesamtes fur Wirtschaft und Ausfuhrkontrolle
(BAFA), das die Angaben ab 1991 zur Verfiigung stellt.
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Abbildung 6-4: Entwicklung des Grenziibergangspreises fur Erdgas 1991 - 2016
[Eigene Darstellung]

Fur die Prognose der Kostenentwicklung von 2015 bis 2040 werden die historischen Jahresmittelwerte
der vergangenen 25 Jahre betrachtet. Bei einer Grenziibergangsmenge von 2.084.738 TJ lag der durch-
schnittliche Preis im Jahr 1991 bei 0,89 Cent/kWh. Im Jahr 2016 betrug die nach Deutschland einge-
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flhrte Erdgasmenge 4.156.376 TJ bei einem Jahresdurchschnittspreis von 1,52 Cent/kWh. Die Entwick-
lung wahrend des Betrachtungszeitraums stellt Abbildung 6-4 dar. Insgesamt stieg der Erdgaspreis im
Betrachtungszeitraum um durchschnittlich 3,96 % pro Jahr an.

Um die zukiinftige Preissteigerung wegen des Zinseszinseffektes nicht zu (iberschétzen, werden zur
Prognose der Preisentwicklung die jahrlichen absoluten Werte verwendet. Pro Jahr stieg der Erdgaspreis
durchschnittlich um 0,05 Cent/kWh. Die mit der durchschnittlichen absoluten Preissteigerung pro Jahr
errechneten Preise werden den Gestehungskosten fiir fossil erzeugten Strom im Modell ab 2015 zu-
grunde gelegt.

Zur Prognose der Kosten fuir Windenergieanlagen im Zeitverlauf wird die historische Kostenentwick-
lung der weltweiten Gesamtinvestitionen in Abhangigkeit der installierten Leistung betrachtet, die auf
Daten der International Renewable Energy Agency beruhen und die Jahre 1983 bis 2016 umfassen
(IRENA 2016). Die Analyse der historischen Kostenentwicklung lasst den Rickschluss zu, dass sich
die Kosten in Form einer logarithmischen Funktion verandert haben. Uber eine logarithmische Interpo-
lation werden deshalb die zukinftigen Kostenentwicklungen simuliert. Abbildung 6-5 zeigt die histori-
sche Kostenentwicklung und die Prognose der zukinftigen Kosten wahrend des Betrachtungszeitraums
bis 2040. Folgende Formel beschreibt die Prognosefunktion:

Xewind = -764,9 * In(T¢) + 4.090,2 (6.12)

Dabei sind

xywind  die Anfangsinvestitionen des Jahres t in eine Windenergieanlage pro Einheit [€/kW],
Ti die Anzahl der Jahre ab dem Basisjahr (1983),

t das Jahr der Betrachtung.
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Abbildung 6-5: (Prognostizierte) Entwicklung der Gesamtinvestitionen fiir Windenergieanlagen 1989
— 2040
[Eigene Darstellung nach IRENA 2016]
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Zur Uberpriifung der Giite der Prognose werden die errechneten Kosten aus der logarithmischen Inter-
polation fiir das Jahr 2025 in Hohe von 1.213 €/kW mit der Einschitzung von IRENA fiir dasselbe Jahr
abgeglichen. Deren Prognose liegt bei 1.234 €/kW im Jahr 2025 und weicht damit lediglich um 1,7 %
von den Modelldaten ab. Formel (6.12) wird dem Gestehungskostenmodell deshalb zugrunde gelegt.
Am Ende des Betrachtungszeitraums (2040) betragt die Anfangsinvestition 984 €/kW.

Laut IRENA ist die Investitionsentwicklung bei Windturbinen stark abh&ngig von den Materialkosten,
da die Kosten fiir die Turbine (inkl. Turm und Installation) 64 % bis 84 % der gesamten Anfangsinves-
tition ausmachen. Daher beeinflussen die Kostenentwicklungen von Stahl und Kupfer die Investitionen
flr Windenergieanlagen signifikant. Neben den Anfangsinvestitionen sinken auch die betriebsgebunde-
nen Kosten bei Windenergieanlagen aufgrund verbesserter Technologien tiber den Zeitverlauf (IRENA
2016). Um diesem Sachverhalt gerecht zu werden, wird im Modell die Abhéngigkeit zwischen Versi-
cherungs- sowie der Wartungs- und Instandhaltungskosten von den Anfangsinvestitionen hergestellt,
wodurch sich ebenfalls eine Degression im Zeitverlauf ergibt. Die Pacht- und Betriebsfiihrungskosten
dagegen bleiben konstant.

Zur Prognose der Kostenentwicklung von PV-Freiflachenanlagen werden die Ergebnisse des FRAUN-
HOFER ISE aus der Studie ,,Current and Future Cost of Photovoltaics. Long-term Scenarios for Market
Development, System Prices and LCOE of Utility-Scale PV Systems” fiir das Modell verwendet. Ab-
bildung 6-6 stellt die Entwicklung tiber den Betrachtungszeitraum fir die Gesamtinvestition (Dunkel-
orange), die Hauptinvestition (Orange) und die Nebeninvestition (Hellorange) dar. Die prognostizierten
Kosten aus der Studie kdnnen nicht einfach fur das Modell ibernommen werden, da nicht alle Kosten-
komponenten wie in Kapitel 6.2.3 beschrieben in den von FRAUNHOFER ISE (2015) verwendeten Kos-
tenkategorien enthalten sind. Stattdessen wird die Kostendegression nach FRAUNHOFER ISE (2015) in
eine Prognosefunktion tbersetzt, die die im Modell angenommenen Kosten auf die Jahre 2016 bis 2040
projiziert. Wie aus Abbildung 6-6 hervorgeht entspricht die Prognose einer polynomischen Interpolation
vierten Grades, die in folgender Funktion beschrieben wird.

Xpv =0,0013 * T¢* - 0,0819 * T + 2,1088 * Ti# — 40,103 * T, + 1.003,9 (6.13)

Dabei sind

xtpv  die Anfangsinvestitionen des Jahres t in eine PV-Freiflachenanlage pro Einheit [€/kW],
Te die Anzahl der Jahre ab dem Basisjahr (2015),

t das Jahr der Betrachtung.

Formel (6.13) wird dem Gestehungskostenmodell zugrunde gelegt. Die Anfangsinvestitionen in eine
PV-Freiflachenanlage sinken damit im Modell von 976 €/kW im Jahr 2015 auf 532 €/kW im Jahr 2040.
Analog zu den Betriebskosten von Windenergieanlagen werden auch die PV-Betriebskosten im Modell
zum Teil in Abhéngigkeit zu den Anfangsinvestitionen gesetzt, um die entsprechende Kostenreduktion
zu bewirken. Wiederum werden die Versicherungs- sowie Wartungs- und Instandhaltungskosten varia-
bel gestaltet, wéhrend die Betriebsfiihrungs- und Pachtkosten konstant bleiben. Laut KosT et al. (2013)
resultiert das Kostenreduktionspotenzial bei PV-Anlagen unter anderem aus der Erhéhung der Lebens-
dauer.
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Abbildung 6-6: Prognostizierte Entwicklung der Anfangsinvestitionen fur PV-Freiflachenanlagen 2015
[Eziggge Darstellung nach Fraunhofer ISE 2015]
Abbildung 6-7 zeigt die Verdnderung der Stromgestehungskosten fiir fossilen, PV-Freifldchen- und
Windstrom Uber den Betrachtungszeitraum von 2015 bis 2040 unter Annahme, dass die gesamte er-
zeugte Strommenge aus erneuerbaren Energien zu den Gestehungskosten abgenommen wird, also voll
eingespeist werden kann. Im Modell trifft das nicht zu, da die Spitzenlast abgedeckt werden soll und
diese nur phasenweise mit der aus regenerativen Quellen anfallenden Stromerzeugung zeitlich liberein-
stimmt. Die Auswirkungen dieses Umstandes sind im Gestehungskostenmodell beriicksichtigt und wer-
den in Kapitel 6.3.2 erldutert.
Wihrend die Gestehungskosten fur Solarstrom bei Volleinspeisung ber den gesamten Zeitverlauf die
gunstigste Variante darstellen, liegen die Gestehungskosten fiir Windenergie bis zum Jahr 2022 Uber
den Kosten fur fossil erzeugten Strom. Die Gestehungskosten der regenerativen Technologien entspre-
chen dem Erlds, der mindestens erwirtschaftet werden muss, um alle entstandenen Kosten inkl. Fremd-
und Eigenkapitalverzinsung zu decken. Dagegen sind bei der fossilen Variante in Abbildung 6-7 ledig-
lich die betriebs- und verbrauchsgebundenen Kosten angesetzt, da diese beiden Kostenarten mit den
Gesamtkosten der erneuerbaren Energien konkurrieren missen. Die kapitalgebundenen Kosten des Gas-
kraftwerks missen in jedem Fall getragen werden, da sichergestellt werden muss, dass die Spitzenlast
vor Ort erzeugt werden kann, auch wenn weder Sonne noch Wind verfligbar sind.
Die in diesem Kapitel prognostizierten Kostenentwicklungen werden dem Gestehungskostenmodell als
Basisannahme zugrunde gelegt. In der Sensitivitatsanalyse wird der Einfluss der Verénderung dieser
Parameter Uberpriift. Anhang 2, Anhang 3 und Anhang 4 zeigen die Berechnungsschemata der einzelnen
Technologien beispielhaft fur die Jahre 2015 bis 2020 im Ausgangsszenario.
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Abbildung 6-7: Vergleich der Stromgestehungskosten 2015 - 2040 bei EE-Volleinspeisung
[Eigene Darstellung]

6.3 Umsetzung des Gestehungskostenmodells

Die Modellierung der maximalen Stromgestehungskosten zur Beantwortung der Ausgangsfragestellun-
gen erfolgt in Microsoft Excel. Die Berechnung der Ausgangswerte der Stromgestehungskosten und die
Klarung, ob die Spitzenlast dezentral erzeugt werden soll, werden zunéchst durchgefiihrt. Anschlielend
wird die Simulation der Veranderungen hinsichtlich Lastgange und Kosten im Zeitverlauf vorgenom-
men, um die Frage zu beantworten, welche Stromerzeugungstechnologien zu welchem Zeitpunkt ein-
gesetzt werden. Die Ergebnisse von Schritt 2 werden darauffolgend in die Ausgangsberechnung expor-
tiert, um deren Sensitivitaten zu berechnen. AnschlieBend kann aus den Ergebnissen die Wirtschaftlich-
keit des Einsatzes von Speichertechnologien abgeleitet werden. Die Vorgehensweise wird im Weiteren
néher erldutert.

6.3.1 Schritt 1: Einsatz eines Gaskraftwerks zur dezentralen Spitzenlasterzeu-
gung

Im ersten Schritt des Gestehungskostenmodells wird beantwortet, ob im Modell ohne Marktverzerrun-
gen die Erzeugung der Spitzenlast vor Ort innerhalb des Versorgungsgebiets wirtschaftlicher ist als der
Gesamtstrombezug aus dem vorgelagerten Netz. Der Sachverhalt ist dann gegeben, wenn folgende Be-
dingungen erfillt sind:

Bedingung 1: Xiap,casvo < VNE4

Bedingung 2: Xuet,casyo + Xver,Gasvo < XvB
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Mit

Xkap,Gasv0 jahrliche kapitalgebundene Kosten des Gaskraftwerks vor Ort,

VNE.4 vermiedenes Netznutzungsentgelt der Netzebene 4 pro Jahr,

Xbet,Gas,vO jahrliche betriebsgebundene Kosten des Gaskraftwerks vor Ort pro Einheit,

Xver,Gas vO jahrliche verbrauchsgebundene Kosten des Gaskraftwerks vor Ort pro Einheit,

XvB die Kosten firr den VVollbezug der Gesamtstrommenge aus der Netzebene 4 pro Einheit.

Um die Erfallung der Bedingungen im Modell zu klaren, wird zundchst ein entsprechend grof3es fossiles
Referenzkraftwerk betrachtet, das tberortlich Strom produziert, der Uber die Versorgungsnetzebene in
das Modellgebiet transportiert wird. Die im Modellgebiet bendtigte jahrliche Strommenge betréagt
250.428.471 kWh, die Jahreshochstlast entspricht 44.089 kW. Analog zu Kapitel 6.2.1 werden die
Stromgestehungskosten des Kraftwerks berechnet. Als Brennstoff wird aus den oben beschriebenen
Grinden wiederum Erdgas verwendet. Die kapitalgebundenen Kosten setzen sich aus denselben Kom-
ponenten zusammen wie in Kapitel 6.2.1 dargestellt. Mithilfe der hinterlegten Ausgleichsfunktion kén-
nen die Anfangsinvestitionen pro Einheit berechnet werden. Diese betragen bei einer Nennleistung von
44.089 kW insgesamt 36.778.674 € (= 834 €/kW * 44.089 kW). Die Planungskosten ergeben sich aus
8 44 HOA\I, allerdings ist das Honorar nach § 7 Abs. 2 HOAI ab 25.000.000 € an anrechenbaren Kosten
frei wahlbar, weswegen ebendieser Wert zur Abschétzung der Planungskosten verwendet wird. Die Pla-
nungskosten betragen 1.105.829 €, die Berechnung erfolgt analog zu Kapitel 6.2.1. Aufgrund der Be-
triebsstundenanzahl von 8.760 wird eine Nutzungsdauer von 15 Jahren angesetzt. Der Kalkulationszins-
satz von 4,39 % bleibt gleich. Damit ergeben sich ein Annuitatenfaktor von 0,0924 und jahrliche kapi-
talgebundene Kosten in Hohe von 3.398.754 €.

Mit der Erhdhung der Nennleistung sinken laut ASUE die Kosten pro Einheit fir Wartung und Instand-
haltung der Kraftwerksanlagen. Diese liegen im Fall des ibergeordneten Kraftwerks bei 0,29 Cent/kWh
erzeugtem Strom. Die Pacht-, Versicherungs- und Betriebsfiihrungskosten werden analog zu Kapitel
6.2.1 berechnet. Insgesamt fallen jahrliche betriebsgebundene Kosten in Hoéhe von 1.329.613 € an.
Die verbrauchsgebundenen Kosten umfassen die Brennstoffkosten. Mit der Nennleistung erhéht sich
auch der elektrische Wirkungsgrad des Kraftwerks, der nun 50 % betragt. Zur Erzeugung der
250.428.471 benétigten Kilowattstunden Strom miissen 550.786.881 kWh (Hi) an Erdgas eingesetzt
werden. Analog zur Berechnung in Kapitel 6.2.1 werden die Brennstoffbezugskosten ermittelt. Diese
betragen inkl. Netzentgelte fiir den Gasbezug 15.182.834 €. Die Kosten fiir den Gesamtstrombezug be-
laufen sich auf insgesamt 19.911.201 € bzw. 7,95 Cent/kWh.

Im Folgenden wird der MinLoad-Bezug aus dem vorgelagerten Netz, wie in Kapitel 6.1 beschrieben,
untersucht, um die maximal méglichen Kosten pro Kilowattstunde zu berechnen, die ein Spitzenlast-
kraftwerk vor Ort nach sich ziehen darf. Im Gegensatz zum Vollbezug reicht eine Nennleistung von
28.588 kW (= MinLoad) aus, mit der 229.633.542 kWh Strom erzeugt werden. Dadurch sinken die
kapitalgebundenen Kosten mit 34 % signifikant aufgrund der geringeren Nennleistung und der damit
verbundenen deutlichen Erhdhung der Vollbenutzungsstunden. Diese steigen von 5.680 Stunden auf
8.033 Stunden pro Jahr an, was einer Auslastung von 92 % im Vergleich zu 65 % entspricht. Die kapital-
gebundenen Kosten betragen bei denselben Rahmenbedingungen 2.228.823 €, die betriebsgebundenen
Kosten 1.166.049 € und die verbrauchsgebundenen Kosten 14.156.752 € pro Jahr.
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Die Kosten fir den MinLoad-Strombezug aus dem vorgelagerten Netz umfassen insgesamt
17.551.624 € bzw. 7,64 Cent/kWh.

Zusétzlich werden durch die geringere Jahreshdchstlast beim MinLoad-Bezug im Vergleich zum Voll-
bezug aus der vorgelagerten Netzebene Netzentgelte eingespart. Die entsprechenden Entgelte pro Ein-
heit werden aus dem Preisblatt des vorgelagerten Netzbetreibers fur das Jahr 2017 entnommen, anhand
derer das Einsparpotenzial berechnet wird. Entgegen den sonstigen Basiswerten, die jeweils aus dem
Jahr 2015 stammen, werden hier die Werte fiir 2017 angesetzt, um der signifikanten Erhéhung der Netz-
entgelte in den vergangenen Jahren gerecht zu werden. Im Vergleich zum Vorjahr stieg die Leistungs-
preiskomponente der Stromnetzentgelte fiir das Versorgungsgebiet im Jahr 2017 beispielsweise um
56 %. Folgende Tabelle stellt die Netzentgelte 2017 der Netzebene 4 dar.

Tabelle 6.6: Stromnetzentgelte 2017 der Netzebene 4 fur das Versorgungsgebiet des Praxispartners
[Eigene Darstellung]
Stromnetzentgelte
Netzebene Bh < 2.500 h/a Bh >= 2.500 h/a
4 Leistungspreis Arbeitspreis Leistungspreis Arbeitspreis
16,05 €/kW 4,05 Ct/kWh 114,85 €/kW 0,10 Ct/kWh

Bei Vollbezug fallen 5.314.050 €/a an Netzentgelten fir die Netzebene 4 an. Beim MinLoad-Bezug
liegen die Kosten hingegen bei 3.512.965 €/a. Die anschlielende Tabelle visualisiert die zu vergleichen-
den Werte der Bezugsvarianten.

Tabelle 6.7: Vergleich der Vollbezugs- und MinLoad-Bezugsvarianten
[Eigene Darstellung]
Variante: Variante: _
: Spitzenlast
Vollbezug MinLoad-Bezug
Menge 250.428.471 kWh 229.633.542 kWh 20.794.929 kWh
Leistung 44.089 kW 28.588 kW 15.501 kW
Benutzungsstunden 5.680 8.033 2.353
Gesamtkosten 19.911.201 € 17.551.624 € 2.359.577 €
Kosten pro Einheit 7,95 Ct/kWh 7,64 Ct/kWh 11,35 Ct/kWh
Netzentgelte 5.314.050 € 3.512.965 € 1.801.085 €

Zur Uberpriifung der Ausgangsfragestellung gilt es, die Erfiillung der Bedingungen 1 und 2 zu priifen.
Damit Bedingung 1 erfillt ist, missen die vermiedenen Netzentgelte groRer oder gleich den jéhrlichen
kapitalgebundenen Kosten des dezentralen Kraftwerks sein. Die Einsparung aus den Netzentgelten be-
tragt 1.801.085 € jahrlich, die kapitalgebundenen Kosten belaufen sich auf 883.165 € (siehe Kapitel
6.2.1).

Bedingung 1: Xkap,casvo < VNE4 = 883.165 € < 1.801.085 € > erfullt

Da die kapitalgebundenen Kosten des dezentralen Gaskraftwerks deutlich geringer sind als die vermie-
denen Netzentgelte, bleibt ein gesamtwirtschaftlicher Vorteil von 917.920 € pro Jahr fiir die Verbraucher



104 6 Entwicklung eines Gestehungskostenmodells

des Versorgungsgebiets, da die Netzentgelte (ber den Verteilnetzbetreiber an die Kunden gewalzt wer-
den.

Damit Bedingung 2 erfillt ist, muss die Summe der betriebs- und verbrauchsgebundenen Kosten des
dezentralen Gaskraftwerks kleiner oder gleich den Differenzkosten aus VVollbezug und MinLoad-Bezug
sein. Diese betragen 11,35 Ct/kWh. Die Summe der betriebs- und verbrauchsgebundenen Kosten des
fossilen Spitzenlastkraftwerks vor Ort ergibt 1.693.455 € (siehe Kapitel 6.2.1) im Jahr 2015 bei einer
erzeugten Strommenge von 20.794.929 kWh. Daraus entstehen Stromgestehungskosten (ohne kapital-
gebundene Kosten) in Hohe von 8,14 Ct/kWh.

Bedlngung 2 Xbet’Gasvvo + XVGI’,GEIS,VO S XVB 9 8,14 Ct/kWh S 11,35 Ct/kWh 9 erfU”t

Die betriebs- und verbrauchsgebundenen Kosten liegen um 3,21 Cent pro Kilowattstunde bzw. 28 %
signifikant unter den Gestehungskosten der aus dem vorgelagerten Netz bezogenen Spitzenlast. Damit
sind beide Bedingungen erfillt, was bedeutet, dass die Spitzenlastproduktion vor Ort durch ein dezent-
rales Gaskraftwerk wirtschaftlicher ist als der Bezug der Gesamtstrommenge aus dem vorgelagerten
Netz. Die Kosteneinsparung betragt insgesamt 1.575.040 € (= 917.920 € + 6.675.17 €).

6.3.2 Schritt 2: Einsatz erneuerbarer Energien zur dezentralen Spitzenlasterzeu-
gung

Im zweiten Schritt des Gestehungskostenmodells wird untersucht, ob und unter welchen Rahmenbedin-
gungen der Einsatz von erneuerbaren Energien zur Deckung der Spitzenlast vor Ort wirtschaftlich ist.
Um die benétigte Last auch bei Nicht-Verfugbarkeit von Sonne und Wind abdecken zu kénnen, bleibt
das Gaskraftwerk aus Schritt 1 bestehen. Die kapitalgebundenen Kosten werden von den vermiedenen
Netzentgelten getragen. Der Uberschuss in Hohe von 917.920 € pro Jahr wird als gesamtwirtschaftlicher
Vorteil nicht weiter verrechnet. Verglichen werden also im Weiteren die betriebs- und verbrauchsge-
bundenen Kosten des Gaskraftwerks vor Ort mit den Gestehungskosten von Wind- bzw. PV-Freifla-
chenanlagen vor Ort. Dem Modell sind Stromlastgédnge mit der Aufldsung in Viertelstunden hinterlegt.
Der Verbrauchslastgang bleibt tGber den Betrachtungszeitraum gleich. Zur Simulation der PV- und
Windlastgange ist jeweils ein Referenzlastgang’ zugrunde gelegt, auf dessen Basis der simulierte Last-
gang in Abhangigkeit der installierten Nennleistung Uber das Jahr ausgerollt wird. Das Ausgangsjahr
der Betrachtung ist das Jahr 2015, in dem die Annahme gilt, dass noch keine regenerativen Erzeugungs-
anlagen vor Ort bestehen. Nach dem in Abbildung 6-8 dargestellten Ablaufdiagramm l&uft die Simula-
tion der Kostenentwicklungen in Abhangigkeit der jeweiligen Lastgénge ab.

Zum Start der Simulation wird jeweils das Betrachtungsjahr geprift. Liegt es aulRerhalb des Betrach-
tungszeitraums von 2016 bis 2040 wird nicht berechnet. Liegt das Jahr innerhalb des gewéhlten Zeit-
horizonts wird die Berechnung der Kosten auf Basis des Verbrauchslastgangs und der entsprechenden
Erzeugungslastgénge berechnet.

7 Referenzlastgang Wind: Daten stammen aus der Referenzanlage aus Kapitel 6.2.2, Referenzlastgang PV: Daten stammen

aus der Referenzanlage aus Kapitel 6.2.3
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Abbildung 6-8: Ablaufdiagramm des Gestehungskostenmodells — Schritt 2
[Eigene Darstellung]

Fur die Kostenberechnung werden sieben Varianten des Ausbaus erneuerbarer Energien im Modell un-
tersucht. Als maximaler Zubau gelten jeweils die Werte aus dem Energienutzungsplan des Versorgungs-
gebiets (PV =113 MW, Wind = 17,5 MW). Als jahrliche maximale Zubauleistung werden jeweils 5 MW
definiert. Bei PV-Freifldchenanlagen wird der Zubau von 1, 2, 3, 4 und 5 MW untersucht. Bei Wind-
energieanlagen 2,5 und 5 MW an zusétzlicher Leistung. Als Restriktion gilt, dass pro Jahr entweder der
jahrliche Maximalzubau an PV- oder an Windleistung erfolgen kann. Tabelle 6.8 zeigt einen Uberblick
tiber die sieben mdglichen Zubauvarianten.

Tabelle 6.8: Zubauvarianten fur PV- und Windkapazitat
[Eigene Darstellung]

Variante Technologie Zubauleistung
PV_1MW PV-Freiflache 1MW
PV_2MW PV-Freiflache 2 MW
PV_3MW PV-Freiflache 3 MW
PV_4MW PV-Freiflache 4 MW
PV_5MW PV-Freiflache 5 MW
Wind_2,5MwW Wind 2,5 MW

Wind_5MW Wind 5 MW
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Aus den in die Simulation eingelesenen Lastgangen ergibt sich die Restlast aus der Netzlast abziiglich
des MinLoad-Lastgangs, die vor Ort gedeckt werden soll. Abbildung 6-9 veranschaulicht links die vor
Ort zu deckende Restlast-Strommenge (Blau). Auf der rechten Seite ist in Abbildung 6-9 ein beispiel-
hafter Lastgang aus erneuerbaren Energien (EE-Lastgang) mit der erzeugten Strommenge in Gelb dar-
gestellt (b).
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] MinLoad ] MinLoad
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Abbildung 6-9: Beispiel Lastgang Restlast (a) und Lastgang EE-Erzeugung (b)
[Eigene Darstellung]
Die Restlast wird wie oben beschrieben folgendermafBen definiert.
RL:=VL:— MinLoadt
. s (6.14)
MinLoad; = Min(MinLoad;; VL)
Dabei sind
RL; die Restlast zum Zeitpunkt t [kW],
VL die Verbrauchslast zum Zeitpunkt t [kW],
MinLoad: die fur die betrachteten Netzebenen geltende MinLoad zum Zeitpunkt t [kKW],
Min das Minimum aus den zu untersuchenden Werten [KW],
t der Betrachtungszeitpunkt.

Aus Abbildung 6-9 wird ersichtlich, dass nicht zu jedem Zeitpunkt die zu deckende Restlast mit der
erzeugten EE-Last ibereinstimmt. Der Anteil der EE-Erzeugung, der groRer ist als die zu deckende
Restlast, wird als die Grundlastanderung (c) definiert, da der Bezug aus dem vorgelagerten Netz um
diesen Anteil reduziert bzw. dieser Anteil an das vorgelagerte Netz ,riickgespeist™ werden kann. Die
Grundlastéanderung berechnet sich aus Restlast abziiglich der EE-Last.

GL-A; = RL;— EE-L;

X (6.15)
- zéhlen, wenn (RL;— EE-L) <0
Dabei sind
GL-A; die Grundlastdnderung zum Zeitpunkt t [KW],
EE-L; die EE-Last zum Zeitpunkt t, die durch Wind- oder PV-Freifldchenanlagen erzeugt wer-

den kann [kW].

Ist die Differenz negativ, wird sie als Betrag der Grundlastdnderung zugeschrieben. Der Anteil der Rest-
last, der nicht durch die EE-Last gedeckt werden kann, muss weiterhin durch das Gaskraftwerk erzeugt
werden und wird als Anteil Gas definiert (d). Dieser Anteil berechnet sich ebenfalls aus der Differenz
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zwischen Restlast und EE-Last. In diesem Fall werden die positiven Werte als Betrag dem Gas-Anteil
zugerechnet.
Gas; = RL: — EE-L;

) (6.16)
-> zéhlen, wenn (RL;— EE-L) >0
Dabei ist
Gast die fossil zu erzeugende Spitzenlast zum Zeitpunkt t [KW].

Der Anteil der EE-Last, der in die Restlast integriert werden kann, wird als Anteil Spitzenlast aus er-
neuerbaren Energien bezeichnet (e). Und ist die EE-Last abziiglich der Grundlastanderung.

EE-SL: = EE-L; - GL-A; (6.17)
Dabei ist
EE-SL: der Anteil der EE-Last, der zur Abdeckung der Spitzenlast zum Zeitpunkt t beitragt
[kW].

Abbildung 6-10 stellt die definierten Mengen (c), (d) und (e) schematisch fiir Beispiellastgange dar. Aus
der Berechnung der Gestehungskosten in Kapitel 6.2 geht hervor, wieviel eine Kilowattstunde Wind-
bzw. PV-Strom erldsen muss, damit alle zur Erzeugung anfallenden Kosten inkl. Eigen- und Fremdka-
pitalverzinsung gedeckt sind. Die aus erneuerbaren Energien erzeugte Strommenge teilt sich wie oben
beschrieben in den Anteil der Grundlastanderung und den Anteil der EE-Spitzenlast auf. Fir die Uber-
schussstrommenge (Grundlastanderung) wird in diesem Schritt des Modells angenommen, dass sie in
die vorgelagerte Netzebene riickgespeist wird. Als Erlés wird ein Rickspeisepreis angesetzt. Dieser
wird als Mischpreis aus einem Anteil fiir fossil erzeugten Strom und einem Anteil fiir erneuerbaren
Strom aus dem (ibergeordneten Netz angenommen.
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Abbildung 6-10: Beispiel Anteil Grundlastanderung (c), Anteil Gas (d) und Spitzenlast PV (e)
[Eigene Darstellung]

Der fossile Anteil des Mischpreises entspricht den Kosten des tibergeordneten Gaskraftwerks aus Kapi-
tel 6.3.1 des jeweiligen Betrachtungsjahres und betragt im Ausgangsjahr 2015 7,64 Ct/kWh. Fir den
erneuerbaren Anteil des Mischpreises werden 0 Cent/kWh angesetzt, da davon ausgegangen werden
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muss, dass zu Zeiten des Uberschussstroms im Modellgebiet ebenfalls ein hoher Anteil erneuerbarer
Energien in das (ibergeordnete Netz eingespeist wird, was ebenfalls zu einer Uberschussmenge fiihren
kann. Aufgrund dessen ist es nicht mdglich, den Uberschussstrom aus dem Modellgebiet zu diesem
Zeitpunkt in das vorgelagerte Netz zurtickzuspeisen, weswegen die Kraftwerke abgeregelt werden mus-
sen. Der Einsatz von Speichertechnologien wird im Anschluss an den zweiten Modellschritt betrachtet.
Die Anteile von fossilem und erneuerbarem Strom im Ubergeordneten Netz werden auf Basis der in
Deutschland im Jahr 2015 in die Stromnetze eingespeisten Strommengen ermittelt und bis 2040 anhand
der Klimaschutzziele der Bundesregierung skaliert. Der Anteil der erneuerbaren Energien an der Strom-
produktion im Jahr 2015 betrug 33,4 %, im Jahr 2017 bereits 38,3 % (FRAUNHOFER ISE 2018), daraus
ergibt sich ein Anteil der fossilen Stromproduktion im selben Jahr von 66,6 % bzw. 61,7 %. Anhand des
historischen Werts aus 2017 und dem Zielwert fiir 2050, der im Sinne der Klimaschutzziele im Mini-
mum bei 80 % liegt (BUNDESMINISTERIUM FUR WIRTSCHAFT UND TECHNOLOGIE 2010), werden die
jahrlichen Werte mithilfe folgender Ausgleichsfunktion skaliert.

Yeer = 0,0126 * T, + 0,3704 (6.18)
Dabei sind
VEELt der Anteil der erneuerbaren Energien an der Stromproduktion im Betrachtungsjahr t
[%],
T: die Anzahl der betrachteten Jahre (Basisjahr = 2015),
t das Jahr der Betrachtung.

Fur das Jahr 2015 ergibt sich folglich ein Mischpreis flr die Riickspeisung in Hohe von 5,09 Ct/kWh
(= 33,4 % * 0 Ct/kWh + 66,4 % * 7,64 Ct/kwWh). Da fir den Anteil der Grundlastanderung an der EE-
Strommenge weniger erldst werden kann, als die Gestehungskosten betragen, muss der Anteil der inte-
grierten Spitzenlast entsprechend hoher vergutet werden. Der EE-Spitzenlastpreis errechnet sich nach
folgender Logik:

X (EEy) - X (GL-A))

x (EE-SL,) = Q (EE-SL,) (6.19)
Dabei sind
x (EE-SLy) der Preis flr die Spitzenlast aus erneuerbaren Energien pro Einheit im Betrachtungsjahr
t [€/kWh],
X (EEy) die Gesamtkosten zur Erzeugung der EE-Strommenge im Betrachtungsjahr t [€],
X (GL-A) die Gesamterldse flr die riickzuspeisende Strommenge im Betrachtungsjahr t [€],

Q (EE-SLy) die Strommenge aus erneuerbaren Energien (EE-Spitzenlast), die in die Restlast inte-
griert werden kann, im Betrachtungsjahr t [kwWh],
t das Jahr der Betrachtung.

Die Subtrahenden des Zahlers lassen sich folgendermalien definieren:
X (EEy) = x (EE) * Q (EEy)

) : ) (6.20)
X (GL-Ay) = x (GL-A) * Q (GL-Ay)
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Dabei sind

X (EEy) die Gestehungskosten der erneuerbaren Energien pro Einheit im Betrachtungsjahr t
[€/kWh],

Q (EEy) die aus erneuerbaren Energien erzeugte Jahresstrommenge im Betrachtungsjahr t
[kwh],

X (GL-A) die Erlose aus der Riickspeisung der Uberschussstrommenge (Grundlastanderung) in
das Ubergeordnete Netz pro Einheit im Betrachtungsjahr t [€/kWh],

Q (GL-A) die Grundlastanderung als Strommenge im Betrachtungsjahr t [KWh],

t das Jahr der Betrachtung.

Nach der Kostenberechnung fiir die sieben sich jahrlich ergebenden Zubauvarianten (PV_1MW,
PV_2MW, PV_3MW, PV_4MW, PV_5MW, Wind_2,5MW, Wind_5MW) wahlt der Algorithmus im
Modell die Variante mit dem geringsten Spitzenlastpreis aus. Tabelle 6.9 zeigt die Strommengen des
Jahres 2016 der einzelnen Zubauvarianten.

Irritierend mag in Tabelle 6.10 erscheinen, dass die Gestehungskosten der erneuerbaren Energien sich
nicht mit der steigenden Leistung der Zubauvarianten verandern. Skaleneffekte, die sich durch die gro-
Rere Dimensionierung eines Projektes ergeben, kommen hier nicht explizit zum Tragen. Das liegt daran,
dass nicht davon ausgegangen wird, dass der jeweilige Zubau innerhalb eines Projektes realisiert wird.
Stattdessen entspricht die Leistung der jeweiligen Zubauvarianten dem Kontingent des gesamten Ver-
sorgungsgebietes. Dabei bleibt unberiicksichtigt, in welchen Chargen das Kontingent aufgebaut wird.
Skaleneffekte unterschiedlicher GréRenordnungen sind also implizit in den durchschnittlichen Geste-
hungskosten bertcksichtigt.

Tabelle 6.9: Strommengen des Jahres 2016 der einzelnen Varianten
[Eigene Darstellung]

Variante Q (EE2016) = (b) Q (EE-SL2016) = (€) Q (GL-Azo16) =
(c)=(b)-(e)

PV_1MW 1.191.526 kWh 815.986 kWh 375.540 kWh

PV_2MW 2.383.052 kWh 1.619.455 kWh 763.597 kWh

PV_3MW 3.574.578 kWh 2.399.511 kWh 1.175.067 kWh

PV_4MW 4.766.103 kWh 3.140.268 kWh 1.625.835 kWh

PV_5MW 5.957.629 kWh 3.832.855 kWh 2.124.774 KWh

Wind_2,5MW 4.423.139 kWh 1.919.707 kWh 2.503.532 kWh

Wind_5MW 8.846.279 kWh 3.645.108 kWh 5.201.171 kWh

Tabelle 6.10 stellt die jeweiligen Preisansatze fir die EE-Strommenge und die Grundlastdnderung der

Zubauvarianten und deren Gesamtkosten fiir das Jahr 2016 dar.
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Tabelle 6.10:  Gestehungs- und Gesamtkosten des Jahres 2016 der einzelnen Strommengen und Vari-
?Enitgegne Darstellung]

Variante X (EE2016) X (EE2016) X (GL-Az016) X (GL-Az016)
PV_1IMW 6,69 Ct/kWh 79.713 € 5,09 Ct/kWh 19.115 €
PV_2MW 6,69 Ct/kwh 159.426 € 5,09 Ct/kwWh 38.867 €
PV_3MW 6,69 Ct/kWh 239.139 € 5,09 Ct/kWh 59.811 €
PV_4MW 6,69 Ct/kwh 318.852 € 5,09 Ct/kwWh 82.755 €
PV_5MW 6,69 Ct/kwWh 398.565 € 5,09 Ct/kwWh 108.151 €
Wind_2,5MW 9,50 Ct/kwWh 420.198 € 5,09 Ct/kwWh 127.425 €
Wind_5MW 9,50 Ct/kWh 840.397 € 5,09 Ct/kWh 264.740 €

Aus den Werten in Tabelle 6.9 und Tabelle 6.10 ergeben sich unter Anwendung der Formel (6.15) die
in Tabelle 6.11 abgebildeten Spitzenlastgestehungskosten.

Tabelle 6.11:  Spitzenlastgestehungskosten der einzelnen Zubauvarianten
[Eigene Darstellung]

Variante X (SL-EE2016)

PV_1MW 7,43 Ct/kWh
PV_2MW 7,44 Ct/kWh
PV_3MW 7,47 Ct/kWh
PV_4MW 7,52 Ct/kWh
PV_5MW 7,58 Ct/kWh
Wind_2,5MW 15,25 Ct/kWh
Wind_5MW 15,79 Ct/kWh

Als Bedingung fiir den Zubau gilt, wie im Ablaufdiagramm dargestellt, dass die glinstigste EE-Variante
nur dann zugebaut wird, wenn die entsprechende Spitzenlastgestehungskosten kleiner oder gleich den
Gestehungskosten fiir das dezentrale Gaskraftwerk im Vorjahr sind.

Bedingung 3: Xwmin (EE-SL:) < x (Gast.1)

Im Jahr 2016 ist die gunstigste Zubauvariante 1 MW an PV-Erzeugungskapazitit. Die Kosten dafir
liegen mit 7,43 Ct/kWh unter den Gestehungskosten fiir das Gaskraftwerk vor Ort im Jahr 2015 (=
Kbetrasvo,2015 + Kuver,casvo,2015), die 8,14 Ct/kWh betragen.

Bedingung 3: Xmin (EE-SL:) < x (Gast1) =2 7,43 Ct/kWh < 8,14 Ct/kWh > erfiillt

Im Modellgebiet wird folglich 1 MW an Leistung in Form von PV-Freiflachenanlagen zugebaut. An-
schlieBend beginnt die Kostenberechnung fir das Jahr 2017, wobei die durch den Zubau verénderten
Lastgénge Ubertragen werden und als neue Ausgangsbasis gelten. Die in Abbildung 6-8 dargestellte
Berechnungs-Optimierungs-Schleife 1auft durch bis zum Jahr 2040.
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6.4 Modellergebnisse und Implikationen fiir das Lastmanagement auf
Verteilnetzebene

Im Folgenden werden die Auswirkungen der Ergebnisse aus der Simulation auf das Modellgebiet dar-
gestellt und die Implikationen auf das Lastmanagement auf Verteilnetzebene abgeleitet. AuRerdem wer-
den Auswirkungen der Ergebnisse auf das Gesamtsystem eruiert.

6.4.1 Begrenzung des Netzbezugs und dezentrale Spitzenlasterzeugung

Zunéchst kann festgehalten werden, dass die Begrenzung des Netzbezugs aus der vorgelagerten Netz-
ebene auf die MinLoad ein signifikantes Einsparpotenzial bietet. Die ginstigste Variante fiir die Spit-
zenlasterzeugung ist der Aufbau von PV-Erzeugungskapazitat um jahrlich 1 MW auf insgesamt 21 MW
im Jahr 2039. Gleichzeitig bleibt das dezentrale Gaskraftwerk bestehen, um die nicht durch regenerati-
ven Strom zu deckende Spitzenlast abzufahren. Beim optimalen Zubau von 21 MW PV-Leistung kon-
nen 43 % (9.523.000 kWh) der Spitzenlaststrommenge regenerativ gedeckt werden. Die restlichen 57 %
missen weiterhin fossil abgefahren werden, da die Zeiten der Stromerzeugung aus PV nur zum Teil mit
den Strombedarfszeiten tbereinstimmen.

Abbildung 6-11 stellt den Verlauf der Spitzenlastgestehungskosten dar. Aus der Abbildung geht hervor,
dass trotz der sinkenden Anfangsinvestitionen die Spitzenlastgestehungskosten flir regenerativen Strom
ansteigen, da durch den Zubau immer weniger erzeugte Strommenge in die Spitzenlast integriert werden
kann. Dennoch bleiben die Spitzenlastgestehungskosten fiir Photovoltaikstrom (gelbe Linien) bis 2036
unter den Gestehungskosten fiir die fossile Stromerzeugung (rote Linie).

16,00 Ct/kWh —— —
E ¥+ - - —
2 14,00 CtkWh
=
©
3
= 12,00 CtkWh
¥4
[e]

a
‘“E)10,00Ct/kWh
@]
£
E; 8,00 Ct/kwh
[%]
g
(2]
2 6,00 Ct/kWh
£
I ._-\-s._.__
i
& 4,00 CtkWh M
(D]
o
C
& 2,00 cvkwh
a
0]
0,00 Ct/kWh
O XN D O O NN A A D0 A D D D AN AL 6D e D 0 A D D O
NN RPN D ST D PP D PP K
S E S EF TS S TS F S F S E S
Zeitpunkt der Betrachtung in Jahren
——PV_1MW PV_2MW PV_3MW PV_4MW PV_5MW
—=—\\ind_2,5MW —a—\Nind_5MW —+—Erdgaskraftwerk —8—Rickspeisepreis Speicherkosten max

Abbildung 6-11: Verlauf der Spitzenlastgestehungskosten der Zubauvarianten, des Rickspeisepreises und
der maximalen Speichergestehungskosten von 2016 bis 2040
[Eigene Darstellung]
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Diese wiederum wachsen einerseits aufgrund der steigenden Brennstoffkosten und andererseits auf-
grund der geringeren Auslastung wegen des PV-Zubaus im Zeitverlauf an. Die Kostensteigerung bei der
Windenergie (blaue Linien) ist deutlich flacher, da die Kostensenkungen durch technische Entwicklun-
gen zum einen héher sind als bei der Photovoltaik. Zum anderen kann eine héhere erzeugte Strommenge
in die Spitzenlast integriert werden. Dennoch liegen die Spitzenlastkosten fur Windstrom in diesem
Modell bis 2040 tber den fossilen Gestehungskosten.

Abbildung 6-12 zeigt die Verdnderungen der verschiedenen Stromeinspeisemengen aus der dezentralen
Erzeugung. Im Jahr 2015 besteht im Modell noch keine erneuerbare Stromproduktion. Stattdessen wird
die gesamte Spitzenlaststrommenge in Hohe von 20.794.929 kWh durch das Erdgaskraftwerk erzeugt.
Uber die Betrachtungszeit nimmt die Erzeugung aus fossilen Brennstoffen (Grau) um 43 % ab, da diese
Menge durch Strom aus PV-Freiflachenanlagen (Dunkelgriin) ersetzt wird.

Im selben Mal steigt die regenerative Erzeugung an. Die hellgriinen Balken stellen die jeweils pro Jahr
zusétzlich aus PV-Freiflachenanlagen produzierte Strommenge dar. Die dunkelgriinen Balken zeigen
die kumulierten Werte (iber den Betrachtungszeitraum. Mit dem Zubau von PV-Leistung steigt auch die
nicht in die Spitzenlast integrierbare Strommenge, die sog. Grundlastdnderung an. Die jahrliche zusatz-
liche Menge représentieren die orangen Balken, die rostroten Balken stehen fur die jeweils kumulierte
Grundlastanderungsmenge. Ab dem Jahr 2027 Ubersteigt die PV-Strommenge, die nicht in die Spitzen-
last integriert werden kann, sondern in die vorgelagerte Netzebene riickgespeist wird, die PV-Spit-
zenlaststrommenge. Der Rickspeisepreis liegt im Jahr 2027 bei 4,0 Cent/kWh. Das entspricht etwa dem
Borsenstrompreis des Jahres 2016, der im Base-Bereich bei 3,4 Cent/kWh und im Peak-Bereich bei
4,2 Cent/kWh lag.
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Abbildung 6-12: Veranderung der Einspeisemengen in die Spitzenlast von 2015 bis 2040
[Eigene Darstellung]
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Im Vergleich zum Bdrsenstrompreis erscheint der Rickspeisepreis flr das Jahr 2027 relativ hoch ange-
setzt. Es gilt dabei aber zu beachten, dass das Modell ohne Umlagen und Aufschldge auskommt, statt-
dessen aber die tatsachlichen Gestehungskosten vergleicht und dadurch Marktverzerrungen eliminiert
werden. Der Preis fur die fossile Stromerzeugung im Jahr 2027 betragt 10,1 Cent/kWh, wodurch der
Ruckspeisepreis von 4,0 Cent/kWh wiederum deutlich geringer wirkt, was auf die richtige Abbildung
der Realitat im Modell hindeutet.

Mit dem Anstieg der Spitzenlasterzeugung aus erneuerbaren Energien steigt die jahrliche Einsparung an
Stromerzeugungskosten im Modellgebiet. Abbildung 6-13 stellt die jahrlichen Einsparungen tber den
Betrachtungszeitraum dar, die zusatzlich zur Abdeckung aller anfallenden Kosten inklusive einer Ren-
dite von 4,39 % fiir den Anlagenbetreiber entstehen.

Uber den Zeitverlauf wachst zum einen die Kosteneinsparung pro Kilowattstunde von 0,03 Cent/kWh
auf 1,78 Cent/kWh an. Zum anderen sinkt jedoch die in die Spitzenlast integrierbare Menge, weshalb
die Erhéhung der Einsparung pro Einheit jeweils nur zu einem gewissen Teil zum Tragen kommt.
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Abbildung 6-13: Jahrliche Einsparungen durch den Einsatz erneuerbarer Energien im Vergleich zur fossi-
len Spitzenlastproduktion von 2015 bis 2040
[Eigene Darstellung]

Um zu bestimmen, wie viel die jahrlichen Einsparungen zum heutigen Zeitpunkt wert sind, wird der
Kapitalwert, wie in Formel (4.3) definiert, berechnet. Als Kalkulationszinssatz werden weiterhin 4,39 %
angenommen, der Betrachtungszeitraum umfasst die Jahre 2015 bis 2040.

(B A)

= (1+)t

Co=0€ *(1,0439)1 +5.823 € * (1,0439)2 + ... 370.287 € * (1,0439)2° = 2.345.563 €

C0=-A0+
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Bezogen auf den heutigen Zeitpunkt sind die jahrlichen Einsparungen tber den Betrachtungszeitraum
hinweg durch den Einsatz von erneuerbaren Energien zur Spitzenlastproduktion 2.345.563 € wert. Da-
mit zeigt sich, dass mit der Umstellung auf regenerative Stromerzeugung nicht nur ékologische Ge-
winne, sondern auch wirtschaftliche Vorteile erzielt werden kdnnen.

Zur Beurteilung der monetédren Einsparpotenziale pro Jahr werden diese in den Kontext des Strombe-
darfs der Beispielkunden aus den verschiedenen Netzebenen gesetzt. Der jahrliche Strombedarf des Bei-
spielkunden aus der Netzebene 5 betragt 959.207 kWh, der des Beispielkunden aus der Netzebene 6
563.244 kWh und der des Beispielkunden aus der 7. Netzebene 143.680 kWh (siehe Kapitel 3.5). Die
jahrliche Benutzungsdauer und die Jahreshdchstlast spielen bei der Bewertung im Gestehungskosten-
modell keine Rolle. Abbildung 6-14 zeigt im Uberblick die jahrlichen Einsparpotenziale der drei Bei-

spielkunden fir die Jahre 2015, 2020, 2025, 2030, 2035 und 2040.
18.000 €

2040
16.000 €
2035

14.000 €

12.000€
w 2030
g’ 2040
5 10.000€
@
c 2035
m
% 8.000 € 2025
= 2030
®
— 6.000€

2025
4.000€
2020 2040
2035
2.000 € 2020 2030
2025
2020
0e 201 201 2015
Beispielkunde NE 5 Beispielkunde NE 6 Beispielkunde NE 7

Beispielkunden der verschiedenene Netzebenen (NE)

Abbildung 6-14: Entwicklung des jahrlichen Einsparpotenzials im Gestehungskostenmodell fiir die Beispiel-
kunden der verschiedenen Netzebenen
[Eigene Darstellung]

Im Jahr 2015 besteht im Modell noch keine regenerative Erzeugungskapazitét, weswegen kein Einspar-
potenzial vorhanden ist. Flr jeden Beispielkunden steigt das jahrliche monetare Einsparpotenzial kon-
tinuierlich Gber den Betrachtungszeitraum an. Der Kunde der Netzebene 5 hat aufgrund des hochsten
Strombedarfs das hochste Einsparpotenzial, das von 2.928 € im Jahr 2020 auf 17.080 € im Jahr 2040
ansteigt. Im Vergleich dazu kann der Beispielkunde der Netzebene 6 im Jahr 2020 durch den Einsatz
erneuerbarer Energien zur Spitzenlastproduktion 1.719 € einsparen. Bis zum Jahr 2040 steigt sein Kos-
tenreduktionspotenzial auf 10.029 € an. Der Beispielkunde der Netzebene 7 ist ein lastgemessener
Kunde und damit ein Kunde mit relativ hohem Stromverbrauch verglichen zu den restlichen Nieder-
spannungskunden. Sein Einsparpotenzial erhoht sich von 439 € im Jahr 2020 auf 2.558 € im Jahr 2040.
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6.4.2 Einsatz von Stromspeichertechnologien auf Verteilnetzebene

Zur Erhoéhung des regenerativen Anteils an der Spitzenlaststrommenge besteht die Mdglichkeit, als Last-
managementmalnahme Stromspeichertechnologien auf Verteilnetzebene einzusetzen, wodurch mog-
licherweise weitere monetare Einsparpotenziale gehoben werden kénnen. So kann die Uberschissige
Strommenge in Zeiten des Strombedarfs innerhalb des Versorgungsgebiets verschoben werden. Die
schwarze Linie in Abbildung 6-11 zeigt den Verlauf des Ruckspeisepreises an. Mit den sinkenden Er-
I6sen fir den Uberschussstrom steigen die Kosten, die eine Kilowattstunde Speicherstrom im Modell
maximal kosten darf. Wahrend die maximalen Speichergestehungskosten pro integrierte Kilowattstunde
Spitzenlast im Jahr 2015 lediglich 3,05 Cent betragen dirfen, wachsen diese bis zum Jahr 2040 auf
9,13 Cent an. Unterstellt man, dass aus netztechnischen Grinden keine Energie mehr riickgespeist wer-
den darf, betragen die maximalen Speichergestehungskosten im Jahr 2040 12,0 Ct/kWh. Die Speicher-
gestehungskosten enthalten alle Kostenkomponenten einschliel3lich Verzinsung.
Zur wirtschaftlichen Bewertung des Speichereinsatzes wird im Modell ein Stromspeicher integriert. Die
Kapazitat des Speichers wird skalierbar gewahlt. Als kleinste Kapazitatsgroe werden 21.000 kwh fir
das Versorgungsgebiet untersucht. Geladen wird der Speicher mit der Uberschiissigen Strommenge, die
aus den 21 MW PV-Freiflachenanlagen erzeugt wird, jedoch nicht direkt in die Spitzenlast integriert
werden kann. Dazu werden der Bedarfslastgang und die Einspeiselastgange analysiert. Sobald weniger
erneuerbare Spitzenlast erzeugt als gebraucht wird, liefert der Speicher maximal die Strommenge, die
zum jeweiligen Zeitpunkt eingespeichert ist. Speicherverluste werden nicht explizit beruicksichtigt, son-
dern missen von dem maximal zur Verfiigung stehenden Investitionsbetrag getragen werden.
Zur monetédren Bewertung der Ergebnisse werden die potenziellen Speicherkosten in die Kosten pro
installierte Kilowattstunde Speicherkapazitat umgerechnet. Dazu werden zunachst die jahrlichen Kosten
ermittelt, die vermieden werden kénnen, weil keine fossile Erzeugungsanlage eingesetzt werden muss.
Angesetzt werden dafir die 12,0 Cent/kWh, da davon ausgegangen wird, dass im Jahr 2040 nicht in die
vorgelagerte Netzebene riickgespeist werden kann. Die Kosten pro Einheit werden mit der zur Spit-
zenlastdeckung zur Verfuigung stehenden Speicherstrommenge multipliziert und so die jahrlichen ma-
ximalen Speicherkosten berechnet. Wie in Kapitel 3.2 beschrieben gibt die AfA-Tabelle des Bundes-
finanzministeriums eine gewohnliche Nutzungsdauer eines Stromspeichers von 15 Jahren an. Aufgrund
dessen werden die jahrlichen Speicherkosten auf 15 Jahre skaliert und durch die installierte Speicher-
kapazitat geteilt. Auf diese Weise ergeben sich die maximal mdglichen Anfangsinvestitionen pro Kilo-
wattstunde Speicherkapazitét. Abgedeckt werden mussen von diesem Betrag pro Einheit Netzverluste
sowie Renditeerwartungen.
Durch die aufgebaute Erzeugungskapazitat stehen im Jahr 2040 21 MW PV-Leistung zur Verfiigung.
Aus deren erzeugter Spitzenlaststrommenge kdnnen 15.982.809 kwWh nicht direkt in die Spitzenlast in-
tegriert werden, sondern stehen theoretisch zur Speicherung zur Verfligung. Bei einer Speicherkapazitat
von 21.000 kwh kénnen 1.152.327 kWh an Speicherstrom in die Spitzenlast eingespeist werden. Die
Berechnung der maximalen Anfangsinvestition in eine Kilowattstunde Speicherkapazitat im Modell
ergibt sich wie beschrieben folgendermaRen.

Speicherstrommenge pro Jahr [kWh] * vermiedene Kosten fiir fossile Stromerzeugung (6.21)

[€/kWh] = max. jahrliche Speicherkosten [€]

1.152.327 kWh * 0,12 €/kWh = 138.279 €
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Max. jéhrliche Speicherkosten [€/a] * Nutzungsdauer [a] = max. Speicherinvestition [€] (6.22)
138.279 € * 15 Jahre = 2.074.188 €

Max. Speicherinvestition [€] / Speicherkapazitét [KWh] (6.23)
= max. Investition pro kWh Speicherkapazitét [€/kWhcap)
2.074.188 € /21.000 kWh = 98,77 €/kWhezp

Bei einer Speicherkapazitit von 21.000 kWh kdnnen also 99 €/kWhcsp in das Speichersystem investiert
werden. Abbildung 6-15 stellt die maximalen Anfangsinvestitionen (€/kWhcap) in Abhangigkeit von der
Speicherkapazitat und der nutzbaren Speicherstrommenge dar.
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Abbildung 6-15: Veranderung der maximalen Speicherinvestitionen in Abhangigkeit von der Speicherkapa-
zitét und der nutzbaren Speicherenergie
[Eigene Darstellung]

Mit der Erh6hung der Speicherkapazitat geht die Erhéhung der nutzbaren Speicherstrommenge einher.
Ab einer Kapazitat von rund 294.000 kWh lasst der Anstieg der nutzbaren Speicherstrommenge deutlich
nach, wéhrend die maximalen Anfangsinvestitionen weiter abnehmen. Ein Grund dafur ist der Umstand,
dass die Spitzenlast abgedeckt werden soll, die tages- und jahreszeitlich stark schwankt. Zwar steht im
Sommer mehr Uberschussstrom zur Verfiigung, der Bedarf kann aber durch die PV-Erzeugung zu einem
GroRteil gedeckt werden. Dagegen stehen im Winter sowohl weniger Uberschuss- als auch Spitzenlast-
strom zur Deckung des Bedarfs zur Verfligung, weswegen die Beladung des Speichers nicht mehr voll
stattfinden kann. Wie oben beschrieben betragen bei einer Speicherkapazitat von 21.000 kwWh die ma-
ximalen Anfangsinvestitionen 99 €/kWhep bei einer nutzbaren Speicherstrommenge von
1.152.327 kWh. Bei der vierfachen Speicherkapazitét sinken die maximalen Speicherinvestitionen bei
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einer nutzbaren Strommenge von 2.594.000 kWh auf 56 €/kWhcap. Mit der zusatzlich abgedeckten Spit-
zenlast erhoht sich der Anteil der erneuerbaren Energien auf 58 %. Laut SCHMIDT et al. (2017) entwi-
ckeln sich die Produktpreise fiir Lithium-lonen- bzw. Redox-Flow-Grof3speicher wie in Abbildung 6-16
dargestellt. Die Produktpreise (nicht Kosten!) sinken bis zum Jahr 2040 auf 284 bzw. 231 €/kWhcap, Was
um 216 % tber den im Modell errechneten maximalen Anfangsinvestitionen liegt. Abbildung 6-16 ver-
anschaulicht die von SCHMIDT et al. (2017) prognostizierten Produktpreise. Dagegen gehen MULLER et
al. (2017) davon aus, dass die Investitionen in eine Kilowattstunde Speicherkapazitat bereits 2025 bei
nur mehr 312 € liegen, was ein hoheres Kostenreduktionspotenzial impliziert.
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Abbildung 6-16: Entwicklung der Produktkosten fir Lithium-lonen- und Redox-Flow-Speichern
[Eigene Darstellung nach Schmidt et al. 2017]

Die Wirtschaftlichkeit von Stromspeichertechnologien als LastmanagementmalRnahme zur Integration
erneuerbarer Energien in die Stromnetze ist stark abhéngig von den zugrunde gelegten Opportunitats-
kosten. Im Modell liegen die Opportunitétskosten bei 12 Ct/kWh (Kosten fir die fossile Erzeugung vor
Ort) aus Sicht des Verteilnetzbetreibers, der die Investitionsentscheidung zu Erzeugungstechnologien
trifft. Betrachtet man dagegen die Opportunitatskosten eines Haushaltskunden, befinden sich diese im
Jahr 2017 laut Bundesnetzagentur im Durchschnitt bei 29,86 Ct/kWh inklusive Steuern und Umlagen.
Die Wirtschaftlichkeit von Stromspeichern auf Haushaltsebene — vor allem in Verbindung mit der In-
stallation einer PV-Anlage — kann folglich moglicherweise schneller erreicht werden. Die Sensitivitats-
analyse in Kapitel 6.5 gibt Aufschluss tber den Einfluss der Opportunitatskosten auf die zur Verfigung
stehenden maximalen Speicherinvestitionen.

6.4.3 Auswirkungen der Ergebnisse auf das Gesamtsystem

In Bezug auf den Speichereinsatz lasst sich sagen, dass mit dem Ausbau der regenerativen Erzeugungs-
kapazitdt im Gesamtsystem die Wirtschaftlichkeit der Speichertechnologien ansteigt. Je schneller der
Ausbau der erneuerbaren Energien im gesamten System vollzogen wird, desto schneller kann aus netz-
technischen Griinden nicht mehr in die vorgelagerte Netzebene riickgespeist werden. Aufgrund dessen
steigt der Druck, die Uberschussige Strommenge durch den Speichereinsatz nutzbar zu machen. Solange
die uberschussige Strommenge aus erneuerbaren Energien in die vorgelagerte Netzebene eingespeist
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werden kann, da nicht in jedem Netzgebiet ausreichend regenerative Erzeugungskapazitat zur Verfi-
gung steht, fiihrt das zu sinkenden Kosten flr das Gesamtsystem — unter der Pramisse, dass die ange-
nommenen Rickspeisepreise unter den Kosten fiir die fossile Stromerzeugung liegen. Wahrend die im
Modell angesetzten Preise flr die Rickspeisung von 5,09 Cent/kWh im Jahr 2015 auf 2,88 Cent/kWh
im Jahr 2040 absinken, betragen die Gestehungskosten fiir Grundlaststrom aus fossilen Brennstoffen im
Jahr 2015 bereits bei 7,64 Cent/kWh (siehe MinLoad-Erzeugung Kapitel 6.2.1) mit steigender Tendenz
aufgrund der angenommenen Kostensteigerung flr Erdgas von 0,05 Cent/kWh jahrlich. Daher kann
davon ausgegangen werden, dass die beschriebene Kostensenkung im Gesamtsystem durch die erhohte
Einspeisung erneuerbaren Stroms eintritt. Das Einsparpotenzial gilt sowohl, wenn die Uberschissige
Strommenge in das vorgelagerte Netz eingespeist wird, als auch wenn sie zur Vermeidung von fossiler
Stromerzeugung vor Ort eingesetzt wird.

Begrenzt nicht nur die Beispielregion ihren Strombezug aus der Versorgungsnetzebene, sondern tun es
ihr die anderen Verteilnetzgebiete gleich, fuhrt dies aufgrund der sinkenden Erlose fur den Netzbetreiber
der Netzebene 4 bei bestehender Infrastruktur zwangslaufig zu steigenden Kosten pro Einheit. Wéhrend
das Einsparpotenzial sinkt, steigt der Anreiz zur Bezugsbegrenzung weiter an. Dieses Ergebnis deckt
sich mit den Ergebnissen aus Kapitel 4 und 5. Aufgrund der im Modell berechneten Wirtschaftlichkeit
der Spitzenlasterzeugung vor Ort, gilt es, den Ausbau der Stromnetze auf Versorgungs- und Transport-
netzebene zu Uberdenken und stattdessen die Investition in den Ausbau der Verteilnetze und in den
Aufbau dezentraler Erzeugungskapazitat in Betracht zu ziehen. Es sei denn, die Kosten der (iberregio-
nalen Stromproduktion kénnen beispielsweise durch die verstiarkte Nutzung kostengunstiger Wind-
Offshoretechnologien deutlich reduziert werden.

6.5 Sensitivitatsanalyse ausgewihlter Parameter

Aufbauend auf den Ergebnissen aus den vorangehenden Kapiteln werden im Folgenden der Einfluss
und dessen Auspragung unterschiedlicher Veranderungen von Modellannahmen in Form einer Sensiti-
vitatsanalyse untersucht. Die wirtschaftlichste Zubauvariante ist in den Modellberechnungen in Kapitel
6.4 jeweils 1 MW an PV-Freiflachenleistung. Aufgrund dessen wird fiir die Sensitivitdtsanalyse der
Brennstoffkosten und des Riickspeisepreises ausschliel3lich diese Zubauvariante zugrunde gelegt. Bei
Betrachtung des Einflusses der Gestehungskosten erneuerbarer Energien werden sowohl die glinstigste
PV-Variante (1 MW) als auch die glnstigste Wind-Variante (2,5 MW) untersucht. Fir die Prognose der
Stromgestehungskosten tber den Zeitverlauf wurde die Annahme getroffen, dass die fossile Stromer-
zeugung in Form von Erdgaskraftwerken keine technologischen Lernkurven mehr durchlaufen wird.
Stattdessen wurde die Steigerung des Brennstoffpreises anhand der historischen Kostenentwicklung ab-
geschatzt und als gegeben fiir den Betrachtungszeitraum angesehen. In den Modellberechnungen wurde
deshalb, ausgehend von Erdgas-Brennstoffkosten von 2,73 Cent/kWh inkl. Strukturierungskosten von
0,05 Cent/kWh und Energiesteuer von 0,55 Cent/kW im Jahr 2015, eine j&hrliche Brennstoffpreisstei-
gerung von 0,05 Cent/kWh einkalkuliert. Unterstellt man aber, dass die Brennstoffkosten keiner Preis-
steigerung unterworfen sind, sondern konstant auf dem Niveau des Ausgangsszenarios bleiben, veran-
dern sich die Ergebnisse wie in Abbildung 6-17 als gelbe Linie dargestelit.
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Im Vergleich zum Ausgangsszenario (schwarze Linie) bleiben die Gestehungskosten fur die fossile Spit-
zenlaststromerzeugung relativ konstant. Die Spitzenlastgestehungskosten fiir Strom aus PV-Freifla-
chenanlagen andern sich zundchst nicht, weswegen die rote gestrichelte Linie (Ausgangswerte fir 1 MW
PV) und die dunkelgelbe gestrichelte Linie synchron verlaufen und als dunkle gestrichelte Linie in der
Abbildung zu sehen sind.
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Abbildung 6-17: Sensitivitatsanalyse: Einfluss des Rickspeisepreises und des Brennstoffpreises
[Eigene Darstellung]

Bleibt der Erdgas-Brennstoffpreis konstant, wird der Zubau von PV-Leistung im Jahr 2030 fur 2 Jahre
unterbrochen. Im Jahr 2032 sinken die Gestehungskosten fiir Spitzenlaststrom aus Photovoltaik unter
die Kosten fur die fossile Erzeugung. Im restlichen Zeitraum liegen diese wieder daruber, weswegen es
zu keinem weiteren Ausbau in den Jahren 2033 bis 2040 kommt. Verglichen mit dem Ausgangsszenario
werden 14 MW anstatt 21 MW an PV-Leistung im Versorgungsgebiet zur Spitzenlaststromerzeugung
aufgebaut. Damit sinkt die Deckung der Spitzenlaststrommenge von 43 % auf 38 % ab. Wahrend der
Kapitalwert der jahrlichen Einsparungen im Ausgangsszenario 2.345.563 € betrégt, reduziert sich dieser
durch die konstanten Brennstoffkosten und der damit einhergehenden geringeren erneuerbaren Spit-
zenlaststrommenge auf 1.213.175 €.

Unterstellt man anstatt der konstanten Brennstoffkosten eine um 25 % hohere Steigerung als im Aus-
gangsszenario, wachsen die Erdgas-Bezugskosten um 0,0625 Cent/kWh jahrlich. Aus dieser Kosten-
steigerung resultiert, dass ein Jahr l&nger ein Zubau von jeweils 1 MW PV-Leistung (blaue gestrichelte
Linie) stattfindet. Insgesamt werden also 22 MW Spitzenlasterzeugungsleistung in Form von PV-Frei-
flachenanlagen in den Jahren 2016 bis 2037 installiert. Dadurch steigt die durch erneuerbare Energien
abgedeckte Spitzenlaststrommenge von 43 % auf 44 % an. Die geringe Steigerung der EE-Deckung ist
auf die Uber den Zeitverlauf sinkende PV-Strommenge zurlickzufiihren, die in die Spitzenlast integriert



120 6 Entwicklung eines Gestehungskostenmodells

werden kann. Mit der Erh6hung der PV-Leistung geht allerdings zeitgleich die Erhdéhung der Grund-
lastanderungsmenge einher, was bedeutet, dass mehr erneuerbarer Strom zur Speicherung bzw. zur Ver-
dréangung fossilen Stroms im Gesamtsystem zur Verfugung steht. Der Kapitalwert der Einsparungen
steigt bei um 25 % hoheren Brennstoffkosten auf 2.652.722 € an, was einer Differenz von 307.159 €
entspricht. Die Kosten fiir die fossile Erzeugung der Spitzenlaststrommenge (blaue Linie) sind hoher als
im Ausgangsszenario. Zum grof3ten Teil ist das auf die Erhdhung der Brennstoffkosten zurtickzufuhren.
Einen kleineren Einfluss hat allerdings auch die Tatsache, dass mehr PV-Leistung installiert wird und
die fossilen Gestehungskosten aufgrund der geringeren Auslastung der Technik zusétzlich ansteigen.
Als néachster Einflussfaktor wird der angenommene Ruickspeisepreis untersucht. Die Ergebnisse sind
ebenfalls in Abbildung 6-17 dargestellt. Im Ausgangsszenario betrdgt der Ruckspeisepreis
5,09 Cent/kWh im Jahr 2015 und sinkt bis zum Jahr 2040 auf 2,88 Cent/kWh. Steigt der Ausbau der
erneuerbaren Energien im Gesamtsystem deutlich schneller an als erwartet, kann es eher zu Netzeng-
passen kommen, die eine Rickspeisung in die vorgelagerte Netzebene verhindern. Um den Einfluss
dieser Konstellation bewerten zu kénnen, wird ein konstanter Riickspeisepreis von 0,00 Cent/kWh von
Beginn an angenommen. Durch die Senkung des Riickspeisepreises erhdhen sich die Gestehungskosten
des PV-Stroms, was zu einem signifikant geringeren Ausbau an PV-Leistung fihrt. Anstatt 21 MW
werden nur 9 MW zugebaut, eine hohere Auslastung der fossilen Spitzenlasttechnologien und damit
geringere fossile Gestehungskosten (griine Linie) sind die Folge. Aufgrund der im Modell inh&renten
Reduktion der EE-Kosten Uber den Betrachtungszeitraum (siehe Kapitel 6.2.4) sinken die Stromgeste-
hungskosten aus PV-Anlagen bis zum Jahr 2021 unter die fossilen Stromgestehungskosten. Der Zubau
von PV-Erzeugungsleistung bewirkt, dass weniger erneuerbare Strommenge in die Spitzenlaststrom-
menge integriert werden kann, je mehr PV-Leistung bereits besteht. Andererseits steigen die Kosten fiir
die fossile Spitzenlaststromproduktion mit der sinkenden fossilen Strommenge und aufgrund der im
Modell angenommenen Brennstoffkostensteigerung im Zeitverlauf an. Das Zusammenspiel dieser Sach-
verhalte fihrt zur abwechselnden Senkung und Steigung der PV-Spitzenlastgestehungskosten, was in
Abbildung 6-17 die griin gestrichelte Zickzack-Linie darstellt. Der Kapitalwert der Einsparungen sinkt
auf 528.187 € im Vergleich zu 2.345.563 € im Ausgangsszenario, der durch erneuerbare Energien ge-
deckte Anteil des Spitzenlaststroms betragt 29 %. Neben des geringeren Zubaus an PV-Leistung fuhrt
die Verschiebung der Investitionszeitpunkte bis zum Jahr 2021 ebenfalls zu einer Reduzierung des Ka-
pitalwerts, da die spateren Erldse einer starkeren Diskontierung unterliegen.

Im ndchsten Schritt wird der Einfluss der Gestehungskosten fiir Strom aus erneuerbaren Energien auf
die Modellergebnisse untersucht. Dazu werden einerseits die gunstigste PV-Variante (1 MW) und an-
dererseits die gunstigste Wind-Variante (2,5 MW) betrachtet. Im Vergleich zum Ausgangsszenario wird
eine Kostensteigerung bzw. -senkung um jeweils 25 % angenommen. Abbildung 6-18 zeigt die Ergeb-
nisse der Sensitivitdtsanalyse der EE-Gestehungskosten. Die Ausgangswerte der fossilen Gestehungs-
kosten (schwarze Linie) unterscheiden sich marginal und nur am Ende des Betrachtungszeitraums von
denen im Fall einer Kostensenkung der EE-Gestehungskosten um 25 % (hellgriine Linie). Die Kosten-
senkung fuhrt dazu, dass anstatt 21 MW PV-Erzeugungsleistung 25 MW aufgebaut werden. Das heif3t,
es erfolgt in jedem Jahr der Betrachtung ein Kapazitatszubau an PV-Freiflachenanlagen, da deren Ge-
stehungskosten (gelbe gestrichelte Linie) zu jeder Zeit unterhalb derer fiir die fossile Erzeugung liegen.
Dadurch erhéhen sich die durch erneuerbare Energien gedeckte Spitzenlaststrommenge auf 46 % und
der Kapitalwert der Einsparungen um 47 % auf 4.989.912 €. Zwar liegen die Gestehungskosten fiir
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Strom aus Windenergieanlagen (hellblaue gepunktete Linie) ab dem Jahr 2020 unter den fossilen Ge-
stehungskosten, jedoch stets deutlich Giber den Gestehungskosten von Strom aus PV-Freiflachenanlagen.
Aufgrund dessen wird weiterhin keine Windenergieanlage im Versorgungsgebiet installiert.

Unterstellt man eine um 25 % schwéchere Kostensenkung bei den erneuerbaren Energien, werden an-
statt der ursprunglichen 21 MW lediglich 11 MW PV-Erzeugungsleistung zugebaut. Erst im Jahr 2022
sinken die PV-Gestehungskosten unter das Niveau der fossilen Spitzenlasterzeugung. Analog zur Ent-
wicklung bei der Reduktion des Rickspeisepreises fuhrt das Zusammenspiel aus sinkenden in die Spit-
zenlast integrierbaren EE-Strommengen und steigenden Brennstoffkosten ab dem Jahr 2030 zu einer
abwechselnden Steigung und Senkung der EE-Spitzenlastgestehungskosten. Die hellbraune gestrichelte
Linie stellt diesen Sachverhalt in Abbildung 6-18 dar. Insgesamt kdnnen 32 % der Spitzenlaststrom-
menge erneuerbar erzeugt werden. Der Kapitalwert der Einsparungen betrégt 685.884 €. Im Gegensatz
zu den PV-Gestehungskosten liegen die Windgestehungskosten (dunkelblaue gepunktete Linie) im Fall
der schwacheren Kostensenkung zu jedem Zeitpunkt tber den fossilen Gestehungskosten, weswegen
keine Erzeugungskapazitat aufgebaut wird.
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Abbildung 6-18: Sensitivitatsanalyse: Einfluss der Gestehungskosten von PV- und Windenergieanlagen
[Eigene Darstellung]

Um die Auswirkungen des Einsatzes von Windenergieanlagen auf die erneuerbare Spitzenlaststrom-
menge und das Einsparpotenzial zu berechnen, wird in der folgenden Analyse von sinkenden EE-Ge-
stehungskosten um 25 % und einem Vorrang von Windenergie vor PV-Strom ausgegangen. Abbildung
6-19 verdeutlicht das Ergebnis der Betrachtung. Wahrend im Ausgangsszenario die Wind-Spitzenlast-
gestehungskosten (schwarze gepunktete Linie) zu jedem Zeitpunkt iber den fossilen Gestehungskosten
liegen, fuhrt die um 25 % stirkere Kostensenkung der Windgestehungskosten dazu, dass das Niveau der
fossilen Gestehungskosten erstmals im Jahr 2022 erreicht wird (blaue gepunktete Linie).
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Abbildung 6-19: Sensitivitatsanalyse: Einfluss der vorrangigen Einspeisung von Windenergie bei einer EE-
Kostensenkung um 25 %
[Eigene Darstellung]

Durch den Einsatz von Windenergie zur Spitzenlastproduktion sinkt die fossil zu erzeugende Spit-
zenlaststrommenge, was in einer geringeren Auslastung der fossilen Spitzenlasttechnologien und daher
in hoheren fossilen Gestehungskosten resultiert. Dieser Sachverhalt wird in Abbildung 6-19 nicht dar-
gestellt, da im Ausgangsszenario mehr PV-Erzeugungskapazitat zugebaut wird und deshalb die fossilen
Gestehungskosten (schwarze Linie) starker ansteigen. Insgesamt werden viermal 2,5 MW Windleistung
zugebaut, und zwar in den Jahren 2022, 2024, 2026 und 2034. Hier zeigt sich ebenfalls die abwechselnde
Steigung und Senkung der EE-Spitzenlastgestehungskosten aufgrund der erklarten Sachverhalte. Im Fall
des Einsatzes von Windenergie erfolgen die Veranderungen allerdings zum Teil in gréReren Schritten.
Das ist auf die deutlich héheren Gestehungskosten fur Windstrom im Vergleich zum PV-Strom zurlick-
zufiihren, weshalb das Erreichen des fossilen Kostenniveaus durch den Anstieg der Brennstoffkosten
langere Zeitrdume in Anspruch nimmt. Aus den 10 MW Wind-Leistung kénnen 31 % der erzeugten
Strommenge in die Spitzenlast integriert werden. Der Kapitalwert der Einsparungen liegt mit 553.826 €
erwartungsgemal deutlich unter den Kapitalwerten, die durch den Einsatz der giinstigeren PV-Freifla-
chenanlagen zustande kommen.

Zusammenfassend l&sst sich feststellen, dass sowohl die Verdnderung der Brennstoffkosten und des
Riickspeisepreises als auch die Verdnderung der Kostenentwicklungen erneuerbarer Stromerzeugungs-
anlagen einen signifikanten Einfluss auf die im Modellgebiet aufgebaute Spitzenlasterzeugungsleistung
haben. Nicht so deutlich wirkt sich der Wandel der genannten Parameter auf die durch erneuerbare
Energien abgedeckte Spitzenlastmenge aus. Das liegt an der sinkenden EE-Strommenge, die direkt in
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die Spitzenlast integriert werden kann, je mehr Leistung bereits aufgebaut wurde. Werden Stromerzeu-
gungstechnologien eingesetzt, verandert sich das Ergebnis dahingehend, dass deutlich mehr erneuerbare
Strommenge zur Speicherung zur Verfligung steht, je mehr Kapazitét aufgebaut wurde.

6.6 Fazit aus dem Stromgestehungskostenmodell

Das Stromgestehungskostenmodell zeigt, dass bereits zum heutigen Zeitpunkt erneuerbare Energien
wirtschaftlich in das Stromversorgungssystem integriert werden kénnen — unter der Pramisse, dass es
nicht zu Marktverzerrungen aufgrund von Umlagen und Befreiungen kommt. Folgender Schluss lasst
sich aus den Ergebnissen ableiten: Die Wahl des Umlagen-Systems in der deutschen Energiewirtschaft
fuhrt zwar zu einem steigendem Anteil erneuerbarer Energien an der Stromproduktion, aber nicht zu
effizienten und kostenoptimalen Bedingungen. Die Gestaltung des zukunftigen Strommarktes sollte des-
halb unter Beachtung dieses Gesichtspunktes stattfinden.

Auch wenn derzeit bereits grofle Anstrengungen zur Untersuchung von Stromspeichertechnologien ge-
macht werden, herrscht dennoch eine hohe Unsicherheit tber die zukinftige Entwicklung von Speicher-
kosten. Deswegen ist es zum aktuellen Zeitpunkt schwierig, Aussagen Uber die Wirtschaftlichkeit des
Einsatzes von Stromspeichern fiir die Zukunft zu treffen. Aus diesem Grund beruft sich die vorliegende
Studie auf die Aussage, was der in die Spitzenlast zu integrierende Speicherstrom maximal kosten darf.
Je nach Zielsetzung (Kostenminimierung vs. Maximierung des Anteils erneuerbarer Energien an der
Stromproduktion) kann die Beurteilung der Ergebnisse abweichen. Die Verwendung von dezentralen
Power-to-Gas-Technologien bei zukinftigen groflen Stromiberschussmengen kann durch den Einsatz
des entstehenden Brennstoffs im fossilen Spitzenlastkraftwerk interessant werden. Deren Wirtschaft-
lichkeit musste allerdings in einer weiterfiihrenden Studie betrachtet werden.

Mit der Internalisierung der Umweltwirkungen durch den Einsatz fossiler Stromerzeugungsanlagen
wirden sich ebenfalls Veranderungen auf die Modellergebnisse ergeben. In der Sensitivitatsanalyse
wird deutlich, dass der Einfluss der fossilen Brennstoffpreise signifikant ist. Steigen die Kosten aufgrund
von eingepreisten, staatlich erhobenen CO,-Kosten an, fuhrt das zu einem schnelleren Zubau erneuer-
barer Energien und damit zu einer weiteren Kostenreduktion.

Das Gestehungskostenmodell zeigt auRerdem deutlich, dass nur durch den Einsatz von Stromspeichern
signifikante Mehrmengen an erneuerbarem Strom in das VVersorgungssystem integriert werden kénnen.
Ist das Ziel die Senkung des CO,-AusstoRes und dadurch die Erhdhung der erneuerbar produzierten
Strommenge, gilt es, anstatt des Abregelns erneuerbarer Energien bei Netzengpéssen den Aufbau von
Stromspeichertechnologien innerhalb des Gesamtsystems zu forcieren.

Publikation:

Gruber, M., Behringer, L., Roder, H., Gaderer, M., Mayer, W. (2018): Lastmanagement auf Verteilnetz-
ebene: Wann lassen sich erneuerbare Energien wirtschaftlich integrieren? Ein Stromgestehungskosten-
modell. 15. Symposium Energieinnovation (Eninnov), 14. — 16.02.2018, Graz, Osterreich

Die Publikation wurde im Rahmen des 15. Symposiums Energieinnovation an der TU Graz mit dem
Young Author Award und dem Nachwuchsforderpreis der TU Graz ausgezeichnet (siehe Anhang 5)
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7 Ergebnissynthese

Im Folgenden werden die Ergebnisse aus den verschiedenen Dissertationsteilen zusammengefihrt und
deren Bedeutung fiir den Projektpartner sowie andere Verteilnetzbetreiber ahnlicher GréRe beschrieben.
Aulerdem wird die Beantwortung der Forschungsfragen bewertet.

7.1 Zusammenfiihrung der Ergebnisse

Ausgangspunkt der Uberlegungen war die Frage, wie die Gesamtwohlfahrt durch die Minimierung der
Netzkosten und der Stromerzeugungskosten erreicht werden kann. Als Losungsansatz werden wie aus
Abbildung 7-1 hervorgeht Stromspeicher sowohl auf Verbraucher- als auch auf Erzeugerseite angese-
hen.
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Abbildung 7-1: Zusammenfihrung der Ergebnisse aus dem Netztarif- und dem Gestehungskostenmodell
[Eigene Darstellung]

Die Hypothese, dass sich durch den Einsatz von Stromspeichern als LastmanagementmalRnahme die
Netzkosten senken und mehr erneuerbare Energien in die Stromnetze integrieren lassen, konnte klar
bestatigt werden. Allerdings ist die Wirtschaftlichkeit eines derartigen Lastmanagementsystems auf
Verteilnetzebene aufgrund der hohen Marktpreise fiir Speichertechnologien aktuell nicht gegeben.
Durch die Entwicklung des MinLoad-Tarifmodells gelingt es, monetére Anreize auf Verbraucherseite
fir die Vermeidung von Lastspitzen und die stérkere Auslastung der Netzinfrastruktur zu setzen. Die
Verteilung der Netzkosten erfolgt mithilfe des MinLoad-Modells verursachergerecht. Im Gegensatz
zum aktuell gultigen Netztarifmodell in Deutschland werden die Beitrdge zur Jahreshdchstlast nicht
mithilfe von Wahrscheinlichkeiten geschatzt, sondern real gemessen. Die Verursachergerechtigkeit ver-
starkt die Signalwirkung der Netztarife, da jeder Netzkunde die Auswirkungen seiner Netznutzung nach-
vollziehen und beeinflussen kann. Durch die verstarkte Auslastung der Netzinfrastruktur und die damit
einhergehende verstetigte Netznutzung lassen sich die Kosten fiir den Bezug aus der vorgelagerten Netz-
ebene reduzieren, wodurch ein monetéres Einsparpotenzial fir Kunden und Netzbetreiber entsteht. Im
konkreten Fall des Projektpartners betragt das jahrliche Einsparpotenzial rund 1,5 Mio. €, die fiir den
Aufbau eines Lastmanagementsystems zur Verfligung stehen.
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Vergleicht man allerdings die aktuellen Preise fiir ein Lastmanagementsystem in Form von Stromspei-
chern, ist zu sagen, dass diese deutlich Uber den maximal mdglichen Anfangsinvestitionen liegen. Allein
das netzseitige Einsparpotenzial reicht folglich nicht aus, um die jahrlichen Kosten fiir das Lastmanage-
mentsystem zu decken. Aufgrund dessen wird wie in Abbildung 7-1 dargestellt im n&chsten Schritt der
Studie das monetére Einsparpotenzial auf Erzeugerseite untersucht.

Eingefiihrt werden kann ein derartiges Netztarifmodell, das ausschlieBlich leitungsbezogen abrechnet,
unter den aktuell giltigen rechtlichen Rahmenbedingungen in Deutschland nicht. Einerseits sieht die
StromNEV die Aufteilung der Tarifkomponenten in Arbeits- und Leistungspreis sowie die Anwendung
der Gleichzeitigkeitsfunktion vor. Andererseits 16st sich das Einsparpotenzial im Zeitverlauf auf, sofern
alle Verteilnetzbetreiber das MinLoad-Tarifmodell einfuhren. Grund dafir ist, dass der Netzbetreiber
der vorgelagerten Netzebene seine nicht gedeckten Netzkosten durch die Erhdéhung der Netzentgelte
ausgleichen darf. Dadurch steigt zwar der Anreiz die Lastspitzen zu vermeiden, jedoch sinkt gleichzeitig
das Einsparpotenzial. Um das MinLoad-Tarifmodell zielfihrend umsetzen zu kénnen, wéren folglich
Anderungen an den rechtlichen Rahmenbedingungen notwendig.

Im Fall, dass die Rahmenbedingungen angepasst und eine kostengunstigere Form des Lastmanagements
eingesetzt wirden, kénnten die Netzkosten wie in der Ausgangsthese beschrieben durch die Lastgang-
glattung gesenkt werden. Bestehen bliebe der Zielkonflikt eines moglichst konstanten Netzlastgangs mit
der Einspeisung mdglichst groRer Mengen fluktuierenden, erneuerbaren Stroms zur Reduktion der
Stromerzeugungskosten. Als Lésungsansatz wird wie beschrieben die Spitzenlasterzeugung vor Ort und
der Einsatz von erzeugerseitigen Stromspeichern untersucht. Aus dem vorangegangenen Teil der Studie
wird das netzseitige monetéare Einsparpotenzial, das durch die maximale Auslastung der Netzinfrastruk-
tur erreicht wird, ubernommen. Fir die Untersuchung wird angenommen, dass keine Marktverzerrungen
in Form von Steuern, Umlagen und Subventionen fiir die Energieerzeugung bestehen. Im Fall des Pra-
xispartners ist es wirtschaftlicher, die Spitzenlast vor Ort mithilfe eines Gaskraftwerks zu decken anstatt
die benotigte Hochstlast aus dem vorgelagerten Netz zu beziehen, da die Kosten fur den Aufbau der
Erzeugungskapazitat geringer sind als die Kosten fiir den Netzbezug. Ebenfalls zeigt sich, dass unter der
Voraussetzung der eliminierten Marktverzerrungen der Aufbau und Betrieb von erneuerbaren Erzeu-
gungsanlagen wirtschaftlicher ist als der Einsatz des Gaskraftwerks zur Spitzenlastdeckung. Ist das Ziel
der Anstrengungen die Kostenminimierung, ist die Spitzenlastproduktion vor Ort mit einem Mix aus
PV-Anlagen und Gaskraftwerk im Fall des Praxispartners die wirtschaftlichste Alternative. Ist die Ziel-
setzung vorrangig die Steigerung des erneuerbaren Anteils an der Stromproduktion, so kann der Aufbau
der Speicherkapazitét den in der Ausgangsthese beschriebenen Effekt erzielen. Mithilfe des entwickel-
ten Gestehungskostenmodells lasst sich die wirtschaftlichste Alternative in Bezug auf den Zubau von
erneuerbaren Energien zur Spitzenlastproduktion fur alle Versorgungsgebiete berechnen. Neben dem
wirtschaftlichsten Ausbauszenario lassen sich aulerdem die maximalen Speicherkosten als Ergebnis
ableiten. Im Projektgebiet dirfen die Anfangsinvestitionen fir die Speicherkapazitat im besten Fall ma-
ximal 99 €/kWhesp betragen. Dabei konnen allerdings lediglich 51 % der Spitzenlast mit erneuerbaren
Energien abgedeckt werden. Je mehr Speicherkapazitat aufgebaut wird, desto geringer ist der Anteil an
Speicherstrom, der in die Spitzenlast integriert werden kann, da die Be- und Entladezeiten zeitlich und
mengenmalig immer weniger mit dem Spitzenlastbedarf Gbereinstimmen. Die fir das Jahr 2040 ange-
setzten Speicherpreise in Hohe von 284 bzw. 231 €/kWhcsp liegen signifikant tber den maximalen An-
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fangsinvestitionen (SCHMIDT et al. 2017). Damit zeigt sich, dass auch auf Erzeugerseite die Wirtschaft-
lichkeit eines speicherbasierten Lastmanagementsystems aktuell nicht gegeben ist. Die zukinftigen Ent-
wicklungen im Bereich der Netzentgelte und der Brennstoff- bzw. Technologiekosten haben allerdings
einen signifikanten Einfluss auf die Wirtschaftlichkeit wie die Sensitivitatsanalysen zeigen. Bis diese
gegeben ist, missen andere Formen des Lastmanagements wie der Einsatz von Notstromaggregaten
oder die Abregelung erneuerbarer Energien in Betracht gezogen werden. Denkbar wéren aufierdem
staatliche Subventionen fir die Speichereinfiihrung, falls das gesellschaftliche Ziel eines méglichst ho-
hen Anteils erneuerbarer Energien an der Spitzenlastproduktion erreicht werden soll.

Obwohl die Wirtschaftlichkeit eines Lastmanagementsystems auf Verteilnetzebene mit Einsatz von
Stromspeichertechnologien aktuell nicht wirtschaftlich ist, kann die Anwendung der Ergebnisse der vor-
liegenden Arbeit zur Steigerung der Gesamtwohlfahrt durch die Senkung der Netzkosten fihren.

7.2 Bedeutung der Ergebnisse fiir den Projektpartner und Verteilnetzbe-
treiber dhnlicher Grofle

Bedeutung der Ergebnisse fur den Praxispartner

Bereits wahrend der Bearbeitung der Dissertation wurden die jeweiligen Teilergebnisse mit den zustén-
digen Fachabteilungen des Praxispartners diskutiert und Gber die Umsetzung beraten. Insbesondere zwei
MafRnahmen aus der Dissertation wurden auf den Weg gebracht: Die Veranderung des Tarifmodells zur
Starkung der Leistungspreiskomponente und der Aufbau von Kraftwérmekopplungsanlagen zur Steige-

rung der Spitzenlasterzeugung vor Ort.

Zum Jahr 2017 wurden die Netzentgelte erstmals proaktiv vom Praxispartner verandert, um dem Leis-
tungspreis eine grofiere Bedeutung zukommen zu lassen. Allerdings ist dies nur im gesetzlichen Rahmen
mdoglich. Das heif3t, dass nach der StromNEV die Abschaffung des Arbeits- und Grundpreises nicht
erlaubt ist und weiterhin die Gleichzeitigkeitsfunktion zur Kostenallokation verwendet werden muss.
Im Bereich der nicht lastgemessenen Netzkunden ware die Einfiihrung eines Leistungspreises jedoch
aktuell aufgrund der Messeinrichtung nicht moglich. Ein erfolgreicher Smart-Meter-Rollout ist die Vo-
raussetzung fiir die Einfihrung eines leistungspreisbasierten Netztarifmodells fiir alle Kunden. Aller-
dings kommt es im Gegensatz zum in Kapitel 3.3 vorgestellten Zeitplan zu erheblichen Verzdgerungen
bei der Markteinfuihrung der Smart Meter in Deutschland. Zwar kdnnen bereits elektrische Zahler (sog.
moderne Messeinrichtungen) installiert werden, jedoch fehlt es an der Zulassung der Kommunikations-
einheit, dem sog. Smart Meter Gateway, das die Informationen digital an den Verteilnetzbetreiber tiber-
tragen kann. Aktuell laufen die Zertifizierungsverfahren durch das Bundesamt flr Sicherheit in der In-
formationstechnologie zur Uberpriifung, ob die bereits entwickelten Smart Meter Gateways den Anfor-
derungen nach dem Messstellenbetriebsgesetz gentigen. Voraussetzung fiir den Start des Rollouts ist,
dass drei voneinander unabhéngige Unternehmen zertifizierte, gesetzeskonforme Smart Meter Gate-
ways anbieten. (BNETzZA 2019) Das Personal des Praxispartners ist bereits geschult und wird die Last-
messung in der Netzebene 7 sobald als mdglich umsetzen.

Die signifikante Starkung der Leistungspreiskomponente im Tarifmodell des Praxispartners geht aus
Abbildung 7-2 hervor. Wahrend der Leistungspreis fur Netzkunden mit einer jahrlichen Benutzungs-
dauer von weniger als 2.500 Stunden in Jahr 2016 in der Mittelspannung 3,30 €/kW, in der Umspann-
ebene 5,15 €/kW und in der Niederspannung 5,88 €/kW betrug, wurde dieser fiir das Jahr 2019 jeweils
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rund vervier- bis verfiinffacht. Auch der Arbeitspreis flr dieselbe Kundengruppe war im Jahr 2016 mit
3,61 Cent/kWh in der Niederspannung, 3,69 Cent/kWh in der Umspannebene und 3,68 Cent/kWh in der
Mittelspannung deutlich geringer. Die Steigerung fiel mit 150 %, 151 % und 168 % jedoch deutlich
moderater aus.

Benutzungsdauer < 2.500 h/a

Entnahme | Leistungspreis in €/ kW*a  Arbeitspreis in ct/kWh
Mittelspannung (MS) 14,76 5,42
Umspannung Mittel-/ Niederspannung 22,88 5,58
Niederspannung (NS) 23,44 6,18
Benutzungsdauer > 2.500 h/a

Entnahme [ Leistungspreis in €/ kW*a  Arbeitspreis in ct/kWh
Mittelspannung (MS) 119,67 1,23
Umspannung Mittel-/ Niederspannung 135,82 1,06
Niederspannung (NS) 145,16 1,32

Abbildung 7-2: Netztarife 2019 des Projektpartners
[Stadtwerke Neuburg a. d. Donau 2018]

Durch die Anwendung der Gleichzeitigkeitsfunktion soll im aktuellen deutschen Netztarifmodell die
Verursachergerechtigkeit Berucksichtigung finden. Deshalb werden fur Netzkunden mit Benutzungs-
dauern gréRer 2.500 Stunden pro Jahr geringere Kosten pro Einheit angesetzt. Um diesen Effekt nicht
zu schmalern, wurden die Leistungspreise fiir diese Nutzergruppe deutlich weniger stark mit Steige-
rungsraten von 154 % in der Mittelspannung, 162 % in der Umspannebene und 182 % in der Nieder-
spannung angepasst. Dafiir wurden die Arbeitspreise innerhalb dieses Kundensegments um 198 %,
193 % bzw. 181 % erhoht, was das Verhéltnis zwischen Arbeits- und Leistungspreis leicht verandert.

Die zweite MaRRnahme des Praxispartners, die sich auf die Erkenntnisse aus der Dissertation stiitzt, ist
der Ausbau der Kraftwarmekopplungsanlagen in Form von Gasblockheizkraftwerken zur Erzeugung
der Spitzenlast vor Ort. Im ersten Schritt des Gestehungskostenmodells wurde untersucht, ob es wirt-
schaftlicher ist, die Spitzenlast aus dem vorgelagerten Netz zu beziehen oder vor Ort in einem Gaskraft-
werk zu erzeugen. Im Fall des Praxispartners ist die Erzeugung vor Ort die wirtschaftlichere Variante.
Zwar wurde die Wirtschaftlichkeit unter der Voraussetzung eliminierter Marktverzerrungen bewertet,
jedoch betreffen diese im Gestehungskostenmodell hauptsachlich die erneuerbaren Energien. Die unter
den realen Bedingungen zu zahlenden Steuern und Umlagen werden einerseits durch Subventionen in
Form von Zuschldgen nach dem Kraft-Warme-Kopplungs-Gesetz fur eingespeiste oder eigengenutzte
Strommengen aufgewogen. Andererseits kann die erzeugte Warmemenge zur Speisung des Nahwérme-
netzes des Praxispartners verwendet werden, wodurch sich Erldse fur die Warmenutzung ergeben. Auch
PV-Freiflachenanlagen auRerhalb der EEG-F6rderung wurden im Zuge des Forschungsprojektes ange-
dacht und stehen aufgrund der hohen Wirtschaftlichkeit durch die Vermeidung von Bezugsspitzen aus
dem vorgelagerten Netz vor der Realisierung im Versorgungsgebiet des Praxispartners. Als Investor
wird allerdings nicht der Verteilnetzbetreiber, sondern eine Blirgergenossenschaft auftreten.

Auch das Thema Stromspeicher wurde vom Praxispartner intensiv diskutiert. Aufgrund der Erkennt-
nisse aus der vorliegenden Arbeit und der aktuellen Marktlage wird jedoch bis auf weiteres von einer
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Speicherinstallation durch den Verteilnetzbetreiber abgesehen. Neben der aktuell nicht gegebenen Wirt-
schaftlichkeit von Stromspeichern als Lastmanagementmal3nahme stellt sich die Frage, ob die Investi-
tion des Verteilnetzbetreibers von der zustdndigen Regulierungsbehdrde als Netzkosten genehmigt
wiirde und damit als Teil des Netzentgelts von den Kunden abgerechnet werden dirfte. Dies ware wohl
nur gerechtfertigt, wenn bewiesen werden kann, dass der Einsatz von Stromspeichern wirtschaftlicher
ist als ein Netzausbau. Selbst wenn das der Fall ist, stellt sich die Frage, ob die jahrliche Einsparung
nicht teilweise vom Effizienzkriterium der Erlésobergrenze kannibalisiert wiirde. Sobald sich die recht-
lichen Rahmenbedingungen und die Wirtschaftlichkeit von Stromspeichern so veréndern, dass der Ein-
satz fur den Verteilnetzbetreiber vorteilhaft ist, soll der Aufbau von Speicherkapazitét auch in der Bei-
spielregion beginnen. Auch im privaten Bereich soll die Installation von Speichertechnologien in Ver-
bindung mit PV-Anlagen im Netzgebiet unterstiitzt werden. Im Rahmen eines Versuchsprojekts bereits
umgesetzt wird der Aufbau der Ladeinfrastruktur fiir die Elektromobilitat im Versorgungsgebiet. Im
Zusammenspiel mit der Entwicklung der Smart Energy-Komponenten lieRen sich in diesem Bereich
ebenfalls Lastmanagementmalnahmen durch den Verteilnetzbetreiber umsetzen.

Auf Seiten der Netzkunden lasst sich beobachten, dass zwar mehr steuerbare Verbrauchereinrichtungen
(z. B. Warmepumpen) eingesetzt werden, auf diese hat der Netzbetreiber allerdings nur einen geringen
Einfluss zur Nutzung als Lastmanagementmalinahme. Gesetzlich vorgesehen ist lediglich die Abrege-
lung der Warmepumpen im Fall von Netziberlastungen, § 14a EnWG. Ebenfalls sichtbar ist fiir den
Praxispartner, dass die Netzkunden bei Neubauten in hohem Mal3e PV-Anlagen zur Optimierung des
Eigenstromverbrauchs installieren. Im Sinne der Verursachergerechtigkeit fuhrt dieser Trend unter den
aktuell gliltigen Rahmenbedingungen zu einer Verstarkung der externen Kosten. Gerade in Zeiten hohen
Strombedarfs nutzen diese Kunden punktuell das Stromnetz, was eine Erhéhung der Spitzen zur Folge
hat. Das MinLoad-Tarifmodell wirde ein derartiges Verhalten bestrafen und stattdessen netzdienliche
MaRnahmen fordern. Ob die Netzkunden zusatzlich zu den PV-Anlagen Stromspeicherkapazitaten auf-
bauen obliegt nicht der Meldepflicht, weswegen an dieser Stelle keine Aussage dazu getroffen werden
kann, in welchem Malie die Lastgangglattung verbraucherseitig im Versorgungsgebiet des Praxispart-
ners zunehmen wird.

Bedeutung der Ergebnisse fur andere Verteilnetzbetreiber

Grundsatzlich lassen sich die Ergebnisse zur Netztarifgestaltung sowie die Zusammenhénge der Ein-
sparungen und der Regulierungsvorschriften auf die Verteilnetzbetreiber ahnlicher Grofie Gbertragen,
da die gesetzlichen Rahmenbedingungen gleichermalien gelten. Schwer vergleichbar sind die Ausgangs-
situationen im Bereich der Netzkosten, weswegen die Auspragung der Ergebnisse abweichen kann. So
wirken sich Strukturfaktoren wie die Ansiedelung von Industrie in den jeweiligen Versorgungsgebieten
oder auch betriebswirtschaftliche Entscheidungen zum Ansatz von Baukostenzuschiissen auf die Netz-
kosten und damit auf die Netztarifstrukturen aus. Die Einfuhrung eines leistungspreisbasierten Tarifmo-
dells ist wie beschrieben nur sinnvoll, wenn alle Kundengruppen lastgemessen abgerechnet werden kén-
nen. Da dies nicht der Fall ist, funktioniert die Anreizsetzung zur Lastglattung im aktuellen Tarifmodell
nicht wirksam. Zudem fehlt die verbrauchssteuernde Information, die durch den Einsatz von Stromspei-
chern — insbesondere auf Haushaltsebene — Ubertragen werden konnte.
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Das Gestehungskostenmodell ist auf andere Verteilnetzbetreiber unmittelbar Gibertragbar — nicht jedoch
die Ergebnisse aus der Anwendung flr den Praxispartner. Im ersten Schritt des Gestehungskostenmo-
dells wird untersucht, ob die fossile Spitzenlasterzeugung vor Ort wirtschaftlicher ist als der Bezug aus
dem vorgelagerten Netz. Je nachdem welcher Versorgungsnetzbetreiber dem Verteilnetz vorgelagert ist
und welche Strukturen dieser zu bedienen hat, fallen die vorgelagerten Netzkosten aus. Einen Einfluss
haben auRerdem die gewélzten Netzkosten aus den Transportnetzen, wobei auch hier erhebliche Unter-
schiede in der Entgelthohe bestehen (BNETZA & BUNDESKARTELLAMT 2017). Das heif3t, dass zwar die
Bewertungsmethodik angewendet werden kann. Es kann aber nicht davon ausgegangen werden, dass
fur alle Verteilnetzbetreiber zutrifft, dass die Spitzenlasterzeugung vor Ort wirtschaftlicher ist als der
Bezug aus dem vorgelagerten Netz. Im zweiten Schritt werden die Erzeugungskosten unterschiedlicher
erneuerbarer Energien zur Spitzenlastabdeckung mit dem fossilen Kraftwerk verglichen. Je nach Region
kénnen einzelne Technologien wirtschaftlicher oder weniger wirtschaftlich sein z. B. aufgrund der Son-
neneinstrahlung oder der Windausbeute. Auch die Spitzenlasten haben in den unterschiedlichen Versor-
gungsgebieten unterschiedliche Auspragungen, je nachdem welche Nutzergruppen an das Netz ange-
schlossen sind. Die Anwendung des Modells ist durch das Einsetzen der jeweiligen Lastgange und Kos-
tenannahmen flr jedes Versorgungsgebiet méglich. Auch die Ableitung der maximal méglichen An-
fangsinvestition in Stromspeichertechnologien funktioniert auf Basis der jeweiligen Eingabeparameter.
Wiederum gilt: Je mehr (berschiissiger Strom aus erneuerbaren Energien erzeugt wird, der nicht in das
Netz zuriickgespeist werden kann, desto groBer ist der Druck zum Aufbau von Speicherkapazitéten.
Dadurch steigen die maximal moglichen Anfangsinvestitionen an.

Wenn auch nicht alle Ergebnisse unmittelbar auf andere Verteilnetzbetreiber Gbertragen werden kénnen,
so sind die erforschten Zusammenhénge und Modellansétze dennoch von Bedeutung fir sie.

8 Diskussion

Nachfolgend werden die Resultate aus den vorangegangenen Kapiteln in den Kontext der wissenschaft-
lichen Fachwelt gesetzt und Methoden sowie insbesondere die Ergebnisse kritisch gewirdigt.

8.1 Diskussion der Methoden

Zur wirtschaftlichen Bewertung von Lastmanagement auf Verteilnetzebene werden in der vorliegenden
Avrbeit insbesondere zwei Methoden aus der Wirtschaftswissenschaft eingesetzt. Zum einen die Kapi-
talwertmethode, die zur Ermittlung der maximalen Anfangsinvestitionen und zur Bewertung des Ein-
sparpotenzials zum heutigen Zeitpunkt dient. Zum anderen findet die Methode der Vollkostenbetrach-
tung — ausgefihrt als Stromgestehungskostenmethode — Anwendung bei der Bearbeitung der Ausgangs-
fragestellungen.

Die Kapitalwertmethode oder auch Nettobarwertmethode ist ein etabliertes Instrument aus der klassi-
schen Investitionstheorie. Wahrend urspriinglich von einem vollkommenen Finanzmarkt ausgegangen
wurde, 6ffneten die Vertreter der neo-klassischen und neo-institutionellen Investitionstheorie die Me-
thode fiir die Mdglichkeit eines Finanzmarktes, der mit Risiko und Unsicherheiten behaftet ist. Durch
den Gebrauch unterschiedlicher Kalkulationszinssatze fur Fremd- und Eigenkapital in Kapitel 6 wird
dem unvollkommenen Finanzmarkt Rechnung getragen. Aufgrund des anhaltend niedrigen Zinsniveaus
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fur Fremdkapital wird ein Fremdkapitalzins von 2,71 % gewéhlt, der dem Durchschnitt der von der
Deutschen Bundesbank verdffentlichten Umlaufrenditen inléndischer Inhaberschuldverschreibungen
fur Hypothekenpfandbriefe, Anleihen der ¢ffentlichen Hand und Anleihen von Unternehmen (Nicht-
MFIs) der letzten zehn abgeschlossenen Geschaftsjahre entspricht. Um realistische Renditeerwartungen
in der Berechnung widerzuspiegeln, wird der den Netzbetreibern von der Regulierungsbehérde zuge-
standene Eigenkapitalzinssatz von 6,91 % angesetzt. Insbesondere bei Energieprojekten, die oft von
langen Laufzeiten und hohen Investitionen charakterisiert sind, hat die Auswahl des Kalkulationszins-
satzes eine signifikante Auswirkung auf die Ergebnisse der Wirtschaftlichkeitsrechnungen (ERDMANN
& ZWEIFEL 2010). Aufgrund dessen empfehlen ERDMANN & ZWEIFEL (2010) die Verwendung des
Marktzinssatzes zur energiedkonomischen Bewertung, was in der vorliegenden Arbeit wie beschrieben
umgesetzt wird. Um Verzerrungen in der Betrachtung zu vermeiden, wird durchgehend die Annuitaten-
methode, also die gleichméRige Aufteilung von kapitalgebundenen Cashflows tiber den Betrachtungs-
zeitraum, anstatt von Tilgungsdarlehen, deren Cashflow tber die Zeit aufgrund der sich verringernden
Zinszahlungen kleiner wird, hinterlegt.

Aus der Methode zur Berechnung des Kapitalwerts lasst sich durch Umstellen der Formel und Bewer-
tung des Kapitalwerts mit 0 € die Ermittlung der maximalen Anfangsinvestitionen ableiten (siehe For-
mel (4.3)). Wéhrend in der Fachliteratur vor allem der Nutzen verschiedener Investitionen in Energie-
technologien aus der Gegeniiberstellung von Kosten und Erlésen betrachtet wird (bspw. WIECHMANN
2008, WENIGER et al. 2014, GROTH & SCHOLTENS 2016), berechnet die vorliegende Arbeit stattdessen,
wie hoch die Investition in eine Lastmanagementtechnologie maximal sein darf, damit die Investition
gerade noch vorteilhaft bzw. nicht unvorteilhaft ist.

Der Grund fiir diese Betrachtungsweise liegt in der Aktualitit des Themas. Wé&hrend von etablierten
Anlagen zur Stromerzeugung und -verteilung valide Daten zu Kostenstrukturen zu finden sind, sind
sowohl bei Smart-Energy-Technologien, die als intelligente Vernetzung zwischen Energieerzeugung,
Verbrauch und Speicherung als Voraussetzung des Lastmanagements angesehen werden, als auch bei
Stromspeichertechnologien als eine Form des Lastmanagements Daten zu deren Kosten nicht oder nur
eingeschrankt verfiigbar. Insbesondere bei den Stromspeichertechnologien haben verschiedene Parame-
ter Einfluss auf die Wirtschaftlichkeit des Systems. So spielen neben den klassischen Determinanten
wie Zinssatz und Laufzeit hauptsdchlich die eingesetzte Speichertechnologie, die Anzahl der Ladezyk-
len und zukunftige Ersatzkosten eine entscheidende Rolle bei der wirtschaftlichen Bewertung (KOND-
ZIELLA et al. 2013, OBl et al. 2017). Als Ergebnis ihrer Untersuchung weisen KONDZIELLA et al. (2013)
aus: ,,Die [...] Analyse hat gezeigt, dass die VVollkosten des Batteriebetriebs nahezu ausschlie3lich durch
die Investition in die Anlage bestimmt sind.“ Aufgrund dieser Aussage ist die Berechnung der maxima-
len Speicherinvestitionen anstatt der Speichergestehungskosten in der vorliegenden Arbeit berechtigt,
da die Aussagekraft der erzielten Ergebnisse als sehr hoch eingestuft werden kann. In Abhéngigkeit der
ausgespeicherten Strommenge kann auf Basis der Berechnungen flr den konkreten Fall die Verteilung
der Anfangsinvestitionen auf die einzelnen Einheiten ermittelt werden.

Um die maximalen Speicherinvestitionen im Modellteil der Stromerzeugung zu berechnen, findet die
Methode der Stromgestehungskosten oder auch Levelized Costs of Electricity (LCOE) zur Berechnung
der Einsparpotenziale Anwendung. Urspriinglich wurde die LCOE-Methode entwickelt, um unter-
schiedliche Stromerzeugungstechnologien in regulierten Strommérkten Uber die wahrend der gesamten
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Lebensdauer anfallenden durchschnittlichen Kosten zu vergleichen. Auf Basis dieser Kalkulation soll-
ten Einspeisevergltungen bestimmt werden kdnnen, die die Deckung der Kosten inklusive einer ange-
messenen Rendite fur den Betreiber gewahrleisten. (IEA/NEA 2015)

Laut International Energy Agency und Nuclear Energy Agency der OECD ist die Stromgestehungskos-
tenmethode die etablierte Form der Energiekostenberechnung, die in den meisten Studien zur Wirt-
schaftlichkeit von Energieerzeugungstechnologien verwendet wird. Als Starke der Methode wird die
Vergleichbarkeit von Kosten flir Technologien mit unterschiedlichen Leistungsklassen, Lebensdauern
und Erzeugerprofilen angesehen. Auflerdem ist die Methode durch ihre Transparenz und Klarheit auf
andere Lénder und Markte Ubertragbar. (IEA/NEA 2015) Nicht bertcksichtigt bleibt bei der Methodik
der Stromgestehungskosten grundsétzlich die Auswirkung von Interdependenzen zwischen unterschied-
lichen Technologien, die bei gleichzeitigem Einsatz entstehen. Stattdessen zieht die LCOE-Methode
ausschlieBlich die Bewertung der Kosten auf Anlagenebene in Betracht und vergleicht diese miteinan-
der.

Diese Grenze der Methodik wird in der vorliegenden Arbeit durch die Entwicklung des Gestehungs-
kostenmodells aufgebrochen. Durch die Aufteilung der regenerativ produzierten Strommengen in die
Spitzenlaststromenge (direkt zur Spitzenlastabdeckung integrierbare Strommenge) und die Grundlast-
&nderungsmenge (liber die Spitzenlast hinausgehende Strommenge aus EE-Erzeugung) wird erreicht,
dass sich die Gestehungskosten aufgrund der resultierenden Interdependenzen der unterschiedlichen
Technologien entsprechend verdndern. So reagieren die Kosten direkt auf die unterschiedlichen Ein-
satzplanungen und vice versa. Damit gelingt es, die Methode der Stromgestehungskosten auf die sich
andernden Rahmenbedingungen in der Energiewirtschaft — weg von der stabilen Grundlasterzeugung
hin zur fluktuierenden Einspeisung erneuerbarer Energien — zu tibertragen.

Die Bedenken von IEA/NEA (2015), dass die Bewertung der Wirtschaftlichkeit auf Basis der LCOE im
liberalisierten Strommarkt den gegebenen Bedingungen nicht genligend Rechnung tragt, sind dennoch
berechtigt. Bestlinde ein vollstandig liberalisierter Strommarkt ohne Marktverzerrungen, kdnnen die
Stromgestehungskosten, wie Kapitel 6 zeigt, als Basis sowohl zur kurzfristigen Einsatzplanung als auch
zur langfristigen Strategieentwicklung in Bezug auf den Erzeugerpark verwendet werden. Wie aber ein-
gangs beschrieben herrscht ebendiese Konstellation in Deutschland nicht vor. Es bestehen Marktverzer-
rungen beispielsweise aufgrund fixer Einspeisetarife fiir erneuerbare Energien, Haftungsbefreiungen fur
Atomkraftbetreiber und wegen der fehlenden Internalisierung externer Kosten, die aus dem Einsatz von
fossilen Kraftwerken resultieren. Die Vermischung der Formen des Strommarktes fiihrt in der Tat dazu,
dass die Stromgestehungskosten kein singuldr verwendetes Instrument zur wirtschaftlichen Bewertung
von Energiekosten sein kénnen. Aufgrund dieses Sachverhalts wird in der vorliegenden Arbeit die
LCOE-Methode ausschlieBlich unter der Annahme eines Strommarktes ohne Marktverzerrungen ange-
wendet.

Fur die Bewertung der Netzkosten werden in der vorliegenden Arbeit ausschliellich Realdaten des Pra-
xispartners herangezogen. Dagegen wird bei der Berechnung der Gestehungskosten der Stromerzeugung
in einigen Fallen auf Sekundérdaten zuriickgegriffen. Der Aufwand einer eigenen Datenerhebung zur
Abschatzung einzelner Kostenkomponenten der unterschiedlichen Energieerzeugungstechnologien
(Erdgaskraftwerk, Windenergieanlage, PV-Freiflachenanlage) ist im Rahmen dieser Arbeit nicht ge-
rechtfertigt, zieht aber eine mdégliche Unschérfe nach sich. Dieser Unscharfe wird zum einen mit der
sorgféltigen Auswahl der Sekundardaten und zum anderen mit Experteninterviews begegnet, die fir
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eine realitdtsnahe, valide und vergleichbare Datenbasis sorgen. Als Datengrundlage fur die Netzkosten-
Analysen und die Tarifmodellentwicklung werden in Kapitel 4 und 5 die realen Netzdaten des Praxis-
partners verwendet. Abbildung 8-1 zeigt die stark unterschiedliche Auspragung des Netzkostenniveaus
— sowohl bezogen auf die Regionen Deutschlands als auch in Bezug auf die unterschiedlichen Sektoren.
Die variierenden Hohen der Netzentgelte sind ein Resultat der unterschiedlichen Netzbetreiber, die die
jeweiligen Versorgungsgebiete auf Ubertragungs- sowie Verteilnetzebene bewirtschaften, und der je-
weils vorhandenen Netzstrukturen. Diese unterscheiden sich regional insbesondere aufgrund von Stadt-
bzw. Landauspragung und zu versorgender Bevolkerungszahl.

Bei den Modellberechnungen liegen dieser Arbeit bewusst konkrete Daten eines Versorgungsgebietes
zugrunde. Die Verwendung von deutschlandweiten oder sektoreniibergreifenden Durchschnittszahlen
wirde Ergebnisse liefern, die auf keines der Versorgungsgebiete zutreffen und so zu nicht relevanten
Aussagen fiihren. Deshalb kreiert auch die DEUTSCHE ENERGIE-AGENTUR GMBH (2014) in ihrer Studie
zum Smart-Meter-Rollout differierende Netzgebietstypen, um den signifikanten Unterschieden zwi-
schen den Versorgungsgebieten der unterschiedlichen Netzbetreiber Rechnung zu tragen.

Sollen die Ergebnisse der vorliegenden Studie auf andere Versorgungsgebiete lbertragen werden, kann
zum einen gepruft werden, ob die Charakteristika der Regionen libereinstimmen (siehe Kapitel 3.4 und
3.5). Ist das der Fall, kdnnen die Ergebnisse direkt verwendet werden. Zum anderen ist durch das Ska-
lieren der Daten — auch fir die einzelnen Nutzergruppen — die Ubertragbarkeit gegeben. Des Weiteren
sind alle Modellteile so gestaltet, dass die Datengrundlagen anderer Netzbetreiber und Versorgungs-
gebiete einfach eingepflegt und dadurch konkrete, fallspezifische Ergebnisse errechnet werden kdnnen.
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Abbildung 8-1: Unterschiede der Netzentgeltniveaus in Deutschland und den Sektoren Haushalt, Ge-
werbe und Industrie fur das Jahr 2017
[BNETZA & BUNDESKARTELLAMT 2017]
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Die zugrunde liegenden Mechanismen und Determinanten sind fiir alle Regionen Deutschlands gleich,
weswegen die malRgeblichen Ergebnisse der vorliegenden Dissertation als allgemein glltig angesehen
werden konnen.

8.2 Diskussion der Ergebnisse

Die Ergebnisse der vorliegenden Arbeit werden im weiteren Verlauf analog zur Reihenfolge ihrer Ab-
handlung in den Kapiteln 4 bis 6 anhand der bestehenden wissenschaftlichen Erkenntnisse und der po-
litischen Rahmenbedingungen kritisch gewirdigt.

Lastmanagement auf Verteilnetzebene: statistische Modellierung der Einsparpotenziale

Die Hauptergebnisse aus der statistischen Modellierung der Einsparpotenziale durch Lastmanagement
in Bezug auf die Netzkosten sind einerseits, dass die Einsparpotenziale sehr unterschiedlich auf die
Sektoren und Nutzergruppen aufgeteilt sind. VVor allem fir leistungsgemessene Endverbraucher besteht
in den Netzebenen 5 bis 7 ein erhebliches monetdres Einsparpotenzial. Obwohl die Haushaltskunden,
wie in Abbildung 8-1 zu sehen, wesentlich hohere Netzentgelte pro Einheit zu zahlen haben, sind deren
Einsparpotenziale durch Lastverschiebung deutlich geringer. Nicht lastgemessene Kunden kénnen bei
der aktuellen Rechtslage kaum von LastmanagementmalRnahmen profitieren, da ihre Abrechnung aus-
schlieflich auf Basis der bezogenen Jahresstrommenge erfolgt — dessen ungeachtet, wann der Strombe-
zug in welcher Hohe stattfindet.

Mit dem Smart-Meter-Rollout, der in Deutschland wie in Abbildung 3-4 und Abbildung 3-5 geplant ist,
soll diesem Problem Abhilfe geschaffen werden. Laut Aussage von ERNST & YOUNG (2013) ist jedoch
durch den flachendeckenden Einbau von Smart Metern, wie von der EU gefordert (Rolloutquote von

80 % bis 2020), mit einem negativen Kapitalwert zu rechnen. Das heif’t, dass die Kosten der notwendi-
gen Investitionen den Nutzen Ubersteigen. Vor allem bei Endverbrauchern mit geringem Leistungsbezug
kénnen die Kosten durch Stromeinsparungen und Lastverlagerungen im aktuellen Strommarktdesign
nicht kompensiert werden (ERNST & YOUNG 2013). Ein liberalisierter Strommarkt und die ver-
pflichtende Einfiihrung intelligenter Messtechnik fuhren aufgrund dessen zu einem Zielkonflikt. Einer-
seits soll die Kostendeckung fiir die Anbieter der Messtechnik gewahrleistet werden. Andererseits muss
die Zumutbarkeit der Kosteniibernahme durch die Endverbraucher gegeben sein. Zusatzlich wird seit
dem Jahr 2005 die Liberalisierung des deutschen Strommarktes forciert, weswegen der freie Wettbe-
werb nicht durch weitere Marktverzerrungen gestort werden sollte. Die genannten sozialen Ziele fir
Anbieter und Endverbraucher lassen sich allerdings nur schwer mit der Marktliberalisierung kombinie-
ren. (DEUTSCHE ENERGIE-AGENTUR GMBH 2014)

Um die sog. ,,Jow hanging fruits* beim Einsatz von Lastmanagement auf Verteilnetzebene abzugreifen,
erscheint es aufgrund der hohen absoluten Einsparpotenziale sinnvoll, sich zunédchst auf die Betriebe
des GHD-Sektors zu konzentrieren. Wahrend Industriebetriebe zumeist mit einem Energiemanagement-
system ausgestattet sind und aufgrund des hohen Anteils, den ihre Energiekosten an den Gesamtausga-
ben ausmachen, aus eigenem Interesse OptimierungsmaRnahmen wie Lastmanagement vorsehen, ist das
innerhalb des GHD-Sektors nicht unbedingt der Fall. Gerade in kleineren Unternehmen ist oftmals we-
der Zeit, noch das Wissen (ber Energiemanagementmafnahmen oder das Fachpersonal, das sich mit
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dem Energiemanagement auskennt, vorhanden. Aufgrund dessen ist es in diesem Bereich durch Auf-
klarung und vor allem das Angebot an wirtschaftlichen Lastmanagementmalinahmen zunéchst einfa-
cher, grolere Einsparpotenziale zu heben.

Abgesehen davon, dass private Haushalte aktuell aufgrund fehlender Leistungsmessung und fehlender
zeitlicher Differenzierung des Stromverbrauchs nicht an Einsparpotenzialen durch Lastmanagement-
malnahmen partizipieren kdnnen, ist der Anreiz, die Energiekosten zu senken, flr diese Zielgruppe
relativ gering. Laut Statistischem Bundesamt betrug der Anteil der Energiekosten durchschnittlich 5,8 %
der Haushaltsausgaben im Jahr 2016 in Deutschland (STATISTISCHES BUNDESAMT 2018). Darin enthal-
ten sind die Aufwendungen fur Strom- und Wérmeversorgung. Mobilitétskosten flieBen in der Betrach-
tung des Statistischen Bundesamtes nicht in die Energiekosten ein und liegen mit 13,5 % der Haushalts-
ausgaben deutlich tiber den Kosten der Haushalte fur Strom und Wéarme (STATISTISCHES BUNDESAMT
2018). Damit zeichnet sich ab, dass das Einsparen von Energiekosten fur den deutschen Durchschnitts-
haushalt kein existenzielles Thema ist. In den sozial schwécheren Haushalten mit unterdurchschnittli-
chem Haushaltseinkommen ist der Anreiz wohl gréRer.

Die Akzeptanz der Endkunden beeinflusst als ein weiterer entscheidender Faktor den Ausbau der Smart-
Meter-Technologie als Voraussetzung fir LastmanagementmalRnahmen. Das Technology Acceptance
Model (TAM) ist eine Methode, um die Befiirwortung der Bevolkerung in Bezug auf neue Technologien
zu messen. Laut TAM determinieren insbesondere zwei Faktoren die Akzeptanz der Endverbraucher
gegeniiber einer neuen Technologie. Zum einen muss der Nutzer wahrnehmen, dass die neue Techno-
logie vorteilhaft fur ihn ist, im Sinne einer Verbesserung im Vergleich zur vorhergehenden Technologie
(Perceived Usefulness). Zum anderen fordert die Wahrnehmung, dass die neue Technologie einfach zu
bedienen ist, ebenfalls die Akzeptanz durch den Nutzer (Perceived Ease of Use). (DAVIS 1989, PARK et
al. 2017) Die Erkenntnisse stammen urspriinglich aus dem Bereich der Informationstechnologie, dem
auch die Smart Meter zugerechnet werden kénnen. SovAcooL et al. (2017) diagnostizieren in ihrer
Studie Uber den Smart-Meter-Rollout in GroRbritannien unter anderem, dass altere Personen, Menschen
mit langer anhaltenden Krankheiten, geringen Haushaltseinkommen und weniger gut qualifizierte Per-
sonen Schwierigkeiten bei der effektiven Nutzung von Smart Metern haben. Damit ist der Perceived
Ease of Use bei einigen Nutzergruppen im Haushaltsbereich nicht gegeben, wodurch die Akzeptanz
abgeschwacht werden kann.

Der Nutzen des Smart-Meter-Rollouts resultiert aus einem Zusammenspiel verschiedener Faktoren.
Durch den Einsatz intelligenter Messtechnik wir die Grundlage dafir geschaffen, dass Energieerzeu-
gung-, -verbrauch, -verteilung und -speicherung direkt miteinander kommunizieren kénnen. So kénnen
durch intelligentes Einspeise- und Lastmanagement Einsparpotenziale durch Effizienzeffekte und be-
darfsgerechte Auslegung der Anlagen gehoben werden. Fir die Nutzer bedeuten Einsparungen im Netz-
ausbau und im Erzeugungskapazitatsaufbau in der Konsequenz Senkungen bei den Energiekosten. Au-
Rerdem kdnnen weitere Einsparungen im Bereich des Messstellenbetriebs erreicht werden, da die Uber-
tragung der Messdaten digital erfolgt und eine Z&hlerablesung vor Ort beispielsweise nicht mehr not-
wendig ist. Bei der flachendeckenden Einfuihrung der Smart-Meter-Technologie ist es also essentiell,
flr die einfache Bedienbarkeit der Gerate zu sorgen und den Nutzen der Technologie klar an den End-
kunden zu kommunizieren.
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Aus den Ergebnissen der vorliegenden Arbeit geht hervor, dass der monetére Nutzen von Lastmanage-
ment und damit der zugrunde liegenden Smart-Meter-Technologie im Haushaltsbereich deutlich gerin-
ger ist als im GHD-Sektor und in der Industrie. Die sorgfaltige Abwagung zwischen Kosten und Nutzen
im Haushaltskundenbereich ist entsprechend ERNST & YOUNG (2013) unter Einbeziehung der aktuellen
Forschungsergebnisse, technologischen Entwicklungen und den Erfahrungen des Smart-Meter-Rollouts
in anderen Landern notwendig, damit die Digitalisierung der Energieversorgung und damit auch Last-
managementmalinahmen gelingen kénnen. Damit technische Mdglichkeiten zum Lastmanagement in
den verschiedenen Sektoren genutzt werden kénnen, bedarf es auBerdem neuer Netzentgelt-Tarifmo-
delle, da das schlichte Vorhandensein von Einsparpotenzialen, wie in Kapitel 4 beschrieben, nicht zu-
gleich ein Anreiz ist, dieses zu heben.

Die Einflihrung von Smart-Energy-Technologien, virtuellen Kraftwerken und der damit einhergehenden
Digitalisierung der Energieversorgung zieht die Diskussion (iber die Datensicherheit nach sich. Werden
sensible Daten Uber den Energiebedarf einzelner Gebaude, aber auch ganzer Versorgungsgebiete und
Lander digital erfasst und an die Messstellen- bzw. Netzbetreiber ibertragen, hat die Sicherheit dieser
Daten eine hohe Prioritat. Dabei spielen Bedenken hinsichtlich der Privatsphare, aber auch der nationa-
len Sicherheit eine Rolle. Abgesehen von der technischen und wirtschaftlichen Machbarkeit muss vor
dem Einsatz von Lastmanagement auf Verteilnetzebene die Datensicherheit im Smart Grid gewéhrleistet
sein. Dazu stellt das Bundesamt furr Sicherheit in der Informationstechnik (BSI) konkrete Anforderungen
an die eingesetzten Technologien in Form von Schutzprofilen und Technischen Richtlinien (EISENKRA-
MER 2017).

Als weitere Erkenntnis aus Kapitel 4 konnte gewonnen werden, dass das Einsparpotenzial durch Last-
management zwar zum einen abhangig von der vom Kunden bezogenen Jahreshdchstlast und der erziel-
ten Leistungsreduktion ist, zum anderen aber stark von der Reduktion der gesamten Netzerlose des
Netzbetreibers, die durch die Gesamtheit der Kunden herbeigefiihrt wird, abh&ngt. Im anreizregulierten
Strommarkt Deutschlands stehen einzelne MalRnahmen wie Lastmanagement nicht ausschlieBlich fiir
sich selbst, sondern kénnen Auswirkungen auf andere Marktteilnehmer haben. Senken einzelne oder
mehrere Netzkunden in einem Versorgungsgebiet ihre Jahreshdchstlast, ist der Netzbetreiber laut An-
reizregulierungsverordnung berechtigt, die Netzkosten zu erhéhen (siehe Kapitel 4.4). Damit steigen die
Netzkosten fiir alle Netznutzer an. Im Nachteil sind diejenigen Netznutzer, die ihren Netzbezug nicht
reduzieren konnen.

Eine Mdglichkeit zur Reduktion des Stromnetzbezugs ist die Eigenerzeugung durch regenerative Ener-
gien wie beispielsweise Photovoltaikanlagen. Die Installation einer derartigen Anlage bleibt allerdings
Endkunden vorbehalten, die iber geeignete Flachen verfiigen. Damit werden Kundengruppen wie Mie-
terinnen und Mieter grundsatzlich von dieser Reduzierungsmoglichkeit des Netzbezugs ausgeschlossen.
Stattdessen haben sie aufgrund der Senkung des Netzbezugs der anderen Kunden die Infrastruktur Gber
Gebuihr zu finanzieren, was zu einer sozialen Ungerechtigkeit in der aktuellen Netzentgeltsystematik
fahrt. Neben der Einsparung eines Teils der Netzkosten kénnen sog. Prosumer aullerdem Energiekosten
einsparen. Nicht nur zwischen den einzelnen Kundengruppen, sondern auch regional bestehen Ungleich-
heiten in der Hohe der Netzkosten, die auf die Kunden gewélzt werden. Die in Abbildung 8-1 darge-
stellten regionalen Auspréagungen der Netzkosten innerhalb Deutschlands werden sich bei gleichblei-
bender Netzentgeltsystematik weiter verschérfen.
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Aufgrund der Energiewende ist der Aufbau von regenerativen Erzeugungstechnologien und damit ein-
hergehend der Ausbau der Stromnetze notwendig. Zum einen wird die Erweiterung des européischen
Strommarktes verfolgt, um gemeinsam Synergie- und Effizienzeffekte des Lénderverbundes bei der
Stromversorgung nutzen zu kdnnen. Das zieht die Erweiterung der grenzuberschreitenden Stromleitun-
gen fir einen europaischen Energie-Binnenmarkt nach sich. Hinzu kommt der Aufbau der erneuerbaren
Energien innerhalb Deutschlands, die in die Ubertragungs- und Verteilnetze integriert werden miissen.
Zur Nutzung von Offshore-Windenergie bedarf es Stromtransportleitungen vom Norden Deutschlands
in den Suden. AulRerdem werden die vermehrt in Stiddeutschland stehenden Atomkraftwerke nach und
nach abgeschaltet, was einen zusatzlichen Strombedarf in diesen Regionen hervorruft, der entweder Uber
(regenerative) Erzeugung vor Ort oder tber in die Regionen transportierten Strom aufgefangen werden
muss. (BNETzA 2015a) Diese Aushbauanstrengungen ziehen einen starken Investitionsbedarf nach sich,
der sich in den Netzentgelten der Endkunden niederschlégt.

Die Bundesnetzagentur rechnete im Jahr 2015 damit, dass die Netzentgelte im Haushaltsbereich in
Deutschland um durchschnittlich rund 25 % bis zum Jahr 2022 steigen werden. Im selben Zeitraum
erhdhen sich die Netzentgelte fur Industriekunden theoretisch um 106 %. Durch singulére Netzentgelte,
Entgeltreduktionen im Sinne des 8 19 StromNEV und Netzentgeltbefreiungen haben die Industriekun-
den die Kostensteigerung nicht in vollem Male zu tragen. Grund fiir den deutlich geringeren Anstieg
im Bereich der Haushaltskunden ist die Tatsache, dass in der Niederspannungsebene wesentlich mehr
Kunden angeschlossen sind, auf die die Netzkosten verteilt werden kénnen. Teile der Netzentgelterho-
hungen werden als Umlagen eingepreist, damit alle Regionen diesen ,,Energiewende-bedingten* Anteil
der Netzkosten zu tragen haben und nicht nur die Regionen, in denen der Netzausbau stattfindet. Bei-
spiele daftir sind die Offshore-Haftungsumlage und die 8 19 StromNEV-Umlage. Aufgrund der dennoch
ungleichen Verteilung der Netzentgelt-Lasten Uber die Regionen Deutschlands hinweg werden immer
wieder Forderungen nach bundeseinheitlichen Netzentgelten laut. (BNETzA 2015a) Diese Mdglichkeit
und deren Vorziige sowie Nachteile werden im folgenden Abschnitt im Kontext der Tarifmodellent-
wicklung diskutiert.

Der Berechnung der Bundesnetzagentur zum Investitionsbedarf sind Freileitungen als Annahme unter-
stellt. Laut BNETZA (2015a) wiirde die Erdverkabelung deutlich héhere Kosten nach sich ziehen. Das
Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG) bestimmt in 8 2 bereits einige Abschnitte zu Pilotstrecken fir
Erdverkabelung. Zum Zeitpunkt der Erstellung der vorliegenden Arbeit ist die politische und fachliche
Diskussion tber die Art der Stromtrassenverlegung auf Hochstspannungsebene noch nicht vollstandig
abgeschlossen. Aus aktueller Sicht ist es wahrscheinlich, dass es in einigen weiteren Teilabschnitten zur
Erdverkabelung kommen wird, um die entstehenden Konflikte mit der lokalen Bevélkerung moglichst
zu entscharfen.

Entwicklung eines Tarifmodells fiir Netzbetreiber nach dem Verursacherprinzip

Zwei Uberlegungen aus Kapitel 4 fiihren insbesondere zur Entwicklung des Tarifmodells fiir Strom-
netzbetreiber auf Verteilnetzebene. Zum einen bestehen Einsparpotenziale, die durch Lastmanagement-
malnahmen gehoben werden kénnen. Anreize, diese auch tatsachlich zu nutzen, finden sich im aktuel-
len Netzentgeltsystem allerdings nicht in ausreichendem Mafe. Zum anderen werden aus Sicht der Au-
torin die Aspekte der verursachergerechten Aufteilung der Netzentgelte Uber die Endverbraucher nicht
ausreichend in der aktuellen Netzentgeltsystematik berlicksichtigt.
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Die Aufteilung der Netzentgelte im MinLoad-Tarifmodell in einen Basis- und einen Strafleistungspreis
verstarken den Anreiz der Kunden, die Netzbezugslast gering zu halten. Diejenigen Kunden, die tat-
séchlich — nicht nur statistisch — zur Jahreshdchstlast beitragen, werden mit dem Strafleistungspreis dazu
verpflichtet, die von ihnen verursachten Mehrkosten des Gesamtsystems zu tragen. Der Anreiz, die
Netzbezugslast niedrig zu halten, und die verursachergerechte Aufteilung der Kosten sorgen fiir eine
hohere Auslastungsrate der Infrastruktur, was langfristig zu sinkenden Kosten fuhrt.

Die Bundesnetzagentur beschreibt in ihrem Bericht (ber die Netzentgeltsystematik im Bereich Elektri-
zitat verschiedene innerhalb der Behorde diskutierte Ansatze, um den in der aktuellen Systematik inhé-
renten Schwierigkeiten zu begegnen und Verbesserungen anzustreben. Beweggriinde dafur sind unter
anderem die Forderungen nach mehr Verursachergerechtigkeit und verstérkten Anreizen zu netz- bzw.
marktdienlichem Verhalten der Netznutzer. (BNETZA 2015a) Ein zur Diskussion stehender Ansatz ist
die Einfuhrung von Einspeisenetzentgelten. Dadurch wiirden nicht die Endverbraucher die Aufwendun-
gen aufgrund des Netzanschlusses und der Einspeisung aus dezentralen Kraftwerken zahlen, sondern
zundchst der Betreiber der Einspeiseanlage. Allerdings wirden sich dadurch wohl die Kosten der Ener-
gieerzeugung, die sich im Energiepreis widerspiegeln, erhdhen, da die Betreiber der Erzeugungsanlagen
die Zusatzkosten einpreisen wiirden. Auch sinken nicht die Netzkosten im Allgemeinen, es findet ledig-
lich eine Umverteilung der Zahllast statt. (BNETzA 2015a) Im Gegensatz dazu verbleiben die Netzkos-
ten im MinLoad-Tarifmodell auf Seiten der Endverbraucher, jedoch findet ebenfalls eine verursacher-
gerechtere Aufteilung Anwendung.

Als ein Vorteil von Einspeiseentgelten wird die mégliche Steuerungswirkung hinsichtlich der regiona-
len Ansiedlung von Erzeugungsanlagen gesehen. So kdnnen Betreiber dazu angereizt werden, in den
Gebieten Erzeugerkapazititen aufzubauen, in denen die Netzentgelte giinstig sind, das heif3t in denen
aktuell wenig dezentrale Einspeisung installiert ist. Problemtisch zu sehen sind allerdings die erhéhten
Energiekosten, die beim Stromexport zu Nachteilen fiir die deutschen Erzeugungsanlagenbetreiber fiih-
ren kénnen. Zu Einspeisenetzentgelten auf Ubertragungsnetzebene bestehen bereits EU-Regelungen,
die die Hohe entsprechender Netzentgelte begrenzen. Auf Verteilnetzebene ist das allerdings bislang
nicht der Fall. (BNETZA 2015a)

Einen weiteren zur Diskussion stehenden Ansatz bieten flexible Netzentgelte, die zeitlich variierend auf
die aktuelle Situation im Netz angepasst wirden. Aus Sicht der Bundesnetzagentur ist das allerdings
kein durchfuhrbarer Losungsweg, da zum einen die Transparenz furr die Endverbraucher hinsichtlich der
Netzentgelte verloren gehen wirde und zum anderen nicht planbare Auswirkungen auf die Netze ent-
stehen konnten, die weiteren Netzausbau nach sich ziehen wirden. (BNETZA 2015a) Diese Ansicht
entspricht auch den Ergebnissen der vorliegenden Arbeit. Eine entscheidende Determinante des Min-
Load-Tarifmodells ist die logische Kausalitat zwischen Netznutzung und Kostenverursachung. Auler-
dem haben die meisten Kunden — zumindest im Haushaltsbereich — weder einen grof3en finanziellen
Anreiz noch die Zeit, sich mit stdndig dndernden Netzentgelten auseinanderzusetzen. Gleichwohl der
Anteil der Netzkosten am gesamten Haushaltsstrompreis nur einen Anteil von rund 25 % ausmacht.
Selbst bei Industriekunden mit hohen Netzentgelten ist die Umsetzbarkeit variabler Netzentgelte frag-
lich.

Wie oben beschrieben steht die Forderung nach bundesweit einheitlichen Netzentgelten sowohl auf
Ubertragungs- als auch auf Verteilnetzebene im Raum. Die Bundesnetzagentur sieht ebenfalls die Ten-



138 8 Diskussion

denz eines weiteren Anstiegs der Ungleichheit zwischen den Regionen. In Form einer horizontalen Kos-
tenwélzung und einheitlichen Netzentgelten hatten die Kunden der tber 890 Verteilnetzbetreiber und
vier Ubertragungsnetzbetreiber jeweils dieselben Kosten pro Einheit der Netzkosten zu tragen. Aus
Sicht der Bundesnetzagentur ist lediglich die Vereinheitlichung der Netzentgelte auf Ubertragungsnet-
zebene denkbar. Die Regulierungsbehdrde sieht einen zunehmend gemeinschaftlichen Aufgabenbereich
der vier Ubertragungsnetzbetreiber 50Hertz, Amprion, TransnetBW und TenneT als wahrscheinlich fiir
die Zukunft. Aufgrund dessen ware der Umverteilungsaufwand relativ gering. Allerdings flhrt eine
Vereinheitlichung der Netzentgelte auf Ubertragungsnetzebene lediglich zu einem schwachen Aus-
gleich der Netzentgelte flr die Endkunden. Auf Verteilnetzebene hélt die Bundesnetzagentur einheitli-
che Netzentgelte fur nicht denkbar. Die grof’e Anzahl an Netzbetreibern und Kunden wiirde zu einer
Komplexitat und Burokratie fiihren, die im Sinne der Zielstellung als nicht gerechtfertigt angesehen
wird. Grundsétzlich ist die horizontale Kostenwélzung laut BNetzA nicht zu empfehlen, da die Kosten-
verantwortung der einzelnen Netzbetreiber abgeschwacht werden wiirde und es aufgrund dessen zu Inef-
fizienzen bei der Bewirtschaftung der Netze kommen kann. (BNETzA 2015a)

Die vorliegende Studie schafft keine Erkenntnisse zu bundesweit einheitlichen Netzentgelten. Es kann
aber die Aussage getroffen werden, dass die Beibehaltung der bundesweit einheitlichen Systematik zur
Berechnung der Netzkosten aus Griinden der Transparenz und der Schaffung von Anreizen flir netz-
dienliches Verhalten der Verbraucher sinnvoll ist.

Welche Aktualitat das Thema der vorliegenden Arbeit hat, zeigen die Entwicklungen hinsichtlich der
gesetzlichen Regelungen zu den vermiedenen Netznutzungsentgelten und Netzentgelten fur Speicher-
anlagen. Zu Anfang der Bearbeitungszeit im Februar 2015 waren die Hurden fiir mehr Flexibilitat im
deutschen Strommarkt deutlich groRer als heute. Auch wenn noch nicht alle Hemmnisse abgebaut wer-
den konnten, beeinflussen beispielsweise die Gesetzesdnderungen zu Netzentgelten fiir Speicheranlagen
den Einsatz dieser Technologien positiv. In der Vorgéangerversion des Energiewirtschaftsgesetzes wur-
den bei Stromspeicheranlagen Netzentgelte sowohl fir die eingespeicherte als auch fur die ausgespei-
cherte Strommenge féllig. Lediglich Ausnahmebefreiungen nach § 118 Abs. 6 EnNWG waren mdglich.
Mit der zuletzt am 20.07.2017 geénderten Version des EnWG werden Ubergangsregelungen geschaffen,
was langfristig die Abschaffung der doppelten Entgelterhebung bedeutet.

Im Bereich der dezentralen Stromerzeugung standen laut VVorgangerversion der Stromnetzentgeltver-
ordnung laut § 18 den Betreibern entsprechender Anlagen unter bestimmten Bedingungen Vergltungen
fir die Vermeidung der Netzentgelte in den vorgelagerten Netzebenen zu. Damit wurden die Netzkosten
lediglich umverteilt, die Zahllast blieb jedoch gleich und war weiterhin von der Allgemeinheit der End-
verbraucher zu tragen. Mit Anderung der StomNEV zum 17.07.2017 wurden die vermiedenen Netz-
nutzungsentgelte fir dezentrale Einspeiseanlagen zum 01.01.2018 gesenkt und werden mittelfristig ab-
geschafft. Weitere Ansétze zur Verbesserung der Netzentgeltsystematik sind die VVerdnderungen in den
Strukturen der Regelleistung, des singuldren Netzentgelts und der individuellen Netzentgelte nach
8 19 Abs. 2 StromNEV. Deren Diskussion wirde aber im Rahmen der vorliegenden Arbeit zu weit
flhren.

Die genannten gesetzlichen Anderungen erfiillen einen Teil der unter anderem in der vorliegenden Ar-
beit geforderten Flexibilitat und bauen Hirden ab, die einem Lastmanagement auf Verteilnetzebene bis
dahin im Weg standen. Dennoch ist weder die verursachergerechte Aufteilung der Netzkosten noch die
Anreizschaffung fur LastmanagementmalRnahmen vollumfassend in der aktuell gultigen Netzentgelt-
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systematik bertcksichtigt. Aufgrund dessen ist es notwendig, weiterhin iber Optimierungen des Sys-
tems nachzudenken. Unter den Gesichtspunkten der Transparenz und der Umsetzbarkeit hat das Min-
Load-Tarifmodell deutliche Vorteile im Vergleich zu den anderen von der Bundesnetzagentur bisher
vorgeschlagenen Systematiken. Deshalb ist es aus Sicht der Autorin wert, die Ergebnisse aus der Ent-
wicklung des MinLoad-Tarifmodells in weitere Uberlegungen zur Veranderung der Netzentgeltsyste-
matik einzubeziehen.

Nicht nur auf nationaler Ebene in Deutschland steht die aktuelle Netzentgeltsystematik auf dem Priif-
stand. Der europaweite Zusammenschluss fithrender Verteilnetzbetreiber ,,European Distribution Sys-
tem Operators for Smart Grids*“ (EDSO) stellt in seinem Positionspapier aus dem Jahr 2015 fest, dass
die zunehmende Variabilitat von Stromverbrauch und -erzeugung den Umbau der Netzentgeltkonzep-
tion n6tig macht, damit diese den verdnderten Rahmenbedingungen auf geeignete Weise begegnen kann.
Als Anforderungen an eine (berarbeitete Netzentgeltsystematik sieht die EDSO zum einen stabile und
vorhersagbare Erlose fur die Verteilnetzbetreiber, um die sichere Stromversorgung zu jeder Zeit sicher-
zustellen. Zum anderen darf die verdnderte Netzentgeltsystematik die Entwicklung der dezentralen
Energieerzeugung und das Erreichen der europdischen energiepolitischen Ziele nicht behindern. Als
dritte Anforderung an eine Konzeptionsuberarbeitung spricht die EDSO (ber eine grundsatzliche Er-
moglichung von netzdienlichen Flexibilitdtsoptionen zur Reduzierung von Netzkosten im Gesamtsys-
tem. (EDSO 2015)

Das Ziel, mehr Anreize fiir die Nutzung von Flexibilitatsoptionen wie Lastmanagement zu schaffen,
verfolgt das MinLoad-Tarifmodell ebenso wie der Dachverband EDSO. Durch das Ansetzen der beiden
Leistungspreiskomponenten wird die sichere Abdeckung der Netzkosten gewahrleistet. Wahrend der
Basis-Leistungspreis die Grundinfrastrukturkosten deckt, sorgt der Straf-Leistungspreis einerseits dafiir,
dass die Kosten der jeweiligen Lastspitze ausreichend refinanziert werden. Andererseits dient der dro-
hende Straf-Leistungspreis der Motivation, Lastspitzen zu vermeiden und stattdessen auf Flexibilitéts-
optionen zuzugreifen. Die Forderung nach systemimmanenten Anreizen fiir den Ausbau der dezentralen
Energieerzeugung erfillt die aktuell giiltige Netzentgeltsystematik in Form der Netzentgeltbefreiung flr
dezentral erzeugten Strom, der den Eigenbedarf des Betreibers abdeckt.

Allerdings bleibt im aktuellen Netzentgeltsystem das Problem der Verursacherungerechtigkeit. Die Ei-
gendeckungsquote durch bspw. PV-Dachanlagen kann in einem gewdhnlichen Haushalt nicht 100 %
betragen, sondern liegt deutlich darunter (KuBLI 2016). In den Zeiten, in denen die PV-Anlage keinen
Strom produziert, muss der Eigentimer Strom aus dem Netz beziehen, wenn er nicht auf Elektrizitét
verzichten mochte. Diese Zeiten treffen aber zumeist genau mit den Zeiten zusammen, in denen auch
die anderen Betreiber dezentraler PV-Anlagen keinen Strom produzieren kdnnen und ebenfalls auf den
Bezug aus dem Netz angewiesen sind, wodurch Netzspitzen entstehen kdnnen. Das heift, sog. Prosumer
tragen in den ungunstigsten Zeiten zum Anstieg der Netzbelastung bei, haben aber nur einen geringen
Anteil der Netzkosten zur Refinanzierung zu tragen. Die gleichbleibenden oder sogar gestiegenen Netz-
kosten missen auf weniger Einheiten aufgeteilt werden, wodurch die Netzentgelte fir den einzelnen
und damit vor allem fir die klassischen Verbraucher ohne Eigenerzeugung ansteigen.

ULLI-BEER et al. (2016) sehen hier einen Zielkonflikt zwischen der Anreizsetzung fiir weiteren Ausbau
der privaten PV-Anlagen durch die aktuelle Netzentgeltsystematik und dem Ziel der Verursacherge-
rechtigkeit. In der Schweiz wird wie in Deutschland ber die Veranderung der Netzentgeltsystematik
verhandelt. Fallt die Netzentgeltbefreiung flir eigenerzeugten Strom weg, so entfallen auch Anreize zum
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Aufbau weiterer dezentraler Anlagen zur Eigenstromerzeugung. In der Schweiz wird deshalb tber die
Abrechnung nach Bezugsprofilen diskutiert, die die Schaffung der Prosumer als eigene Nutzergruppe
mit entsprechendem Netzentgelt voraussetzt. (ULLI-BEER et al. 2016) Das unterstreicht die Forderung
der vorliegenden Arbeit nach der Starkung der Leistungspreiskomponente an den Netzentgelten zur
Verbrauchersteuerung, fur die auch FRIEDRICHSEN et al. (2016) in ihrem Bericht ,,Anforderungen der
Integration der erneuerbaren Energien an die Netzentgeltregulierung® im Auftrag des Umweltbundes-
amtes pladieren.

Das MinLoad-Tarifmodell schafft durch den Wegfall der Arbeitspreiskomponente keinen expliziten
Anreiz zum Aufbau dezentraler Erzeugungsanlagen. Stattdessen werden die Netznutzer, die zu ungins-
tigen Zeiten die Netzbelastung erhhen, durch den Straf-Leistungspreis zur Ubernahme der durch sie
verursachten Kosten verpflichtet. Dadurch bietet das MinLoad-Tarifmodell aber Anreize fiir den Einsatz
von Stromspeicheranlagen, um den Netzbezug zu Spitzenlastzeiten vermeiden zu kdnnen. Das heil3t, es
wird netzseitig der Ausbau von erneuerbaren Energieanlagen zusammen mit einer Speichertechnologie
im Modell implizit geférdert. Fir die Effizienz der Energiewende kann das einen positiven Einfluss
bedeuten, nicht unbedingt aber fiir die Geschwindigkeit der Transformation — vor allem aufgrund der
aktuell hohen Kosten fiir Stromspeichertechnologien. Die Ergebnisse aus KuBLI (2016) unterstiitzen die
These, dass leistungspreisbasierte Netzentgelte den Einsatz von regenerativen Erzeugungsanlagen im
Haushaltssektor zusammen mit Stromspeichertechnologien begiinstigen. Das MinLoad-Tarifmodell
wurde zu Forschungszwecken als extreme Auspragung einer Netzentgeltsystematik angelegt. Eine
Kombination aus starken Leistungspreiskomponenten und einer schwachen Arbeitspreiskomponente
kann ein Lésungsansatz sein, um ein optimales Ergebnis zu finden.

Die Anwendung einer Kombination verschiedener Netzentgeltkomponenten ist Teil der Diskussion in
der internationalen Fachliteratur. Viele Arbeiten fokussieren dabei allerdings ausschlieflich auf Haus-
haltskunden (bspw. ABDELMOTTELEB et al. 2018, KLAASSEN et al. 2016, KuBLI 2016). Wie in Deutsch-
land sind in diesem Sektor arbeitspreisbasierte Netzentgelte (€/kWh) vorherrschend. Es besteht unter
den genannten Autorinnen und Autoren Einigkeit dartber, dass eine Anpassung der Netzentgeltsyste-
matik aufgrund der sich dandernden Rahmenbedingungen durch den vermehrten Einsatz erneuerbarer
Energien erfolgen muss.

Grundsatzlich werden drei verschiedene Kostenkomponenten wie auch im Tarifmodell des Praxispart-
ners der vorliegenden Arbeit unterschieden: Arbeitspreis (Energy Charges), Leistungspreis (Capacity
Charges) und Grundpreis (Fixed Charges) (ABDELMOTTELEB et al. 2018). Bei der ausschlieRlichen An-
wendung von Arbeitspreisen als Netzentgeltsystem werden die Netzkosten tber die bezogene Strom-
menge verteilt (€/kWh). Zur Ermittlung der reinen Leistungspreiskomponente stellt die Jahreshochstlast
die entscheidende Determinante dar, durch die die Netzkosten geteilt werden (€/kW). Im Gegensatz
dazu werden bei der ausschlieRlichen Anwendung eines Grundpreises die Netzkosten auf die Anzahl
der Netznutzer verteilt (€/Kunde).

ABDELMOTTELEB et al. (2018) schlagen in ihrer Studie ,,Designing efficient distribution network char-
ges in the context of active customers* ein Kombinationsmodell aus verschiedenen Netzentgeltkompo-
nenten vor. Dieses wird auf Basis der Annahme entwickelt, dass die Hochstlast des Netzes die entschei-
dende Determinante sein muss, nicht die Hochstlast der einzelnen Nutzer. Das entspricht auch den Aus-
sagen der vorliegenden Arbeit und wird im MinLoad-Tarifmodell umgesetzt, indem bei der Festsetzung
der Jahresrechnung gepruft wird, ob der jeweilige Kunde im Moment der Jahreshtchstlast des Netzes
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mehr als die ihm zugewiesene MinLoad bezieht. Ist das der Fall, tragt der Kunde aktiv zur Netzspitze
bei und hat somit furr die entstehenden Mehrkosten aufzukommen. Die Kunden, die nicht zur Netzspitze
beitragen, zahlen den Basis-Leistungspreis. Die Wélzung der gesamten Netzkosten bezogen auf die Jah-
reshdchstlast und die Refinanzierung alleinig Uber die Kunden, die die Netzspitze verursachen, ent-
spricht aus Sicht der Autorin nicht der Verursachergerechtigkeit. Alle Kunden, die einen Netzanschluss
besitzen, verursachen Kosten, da fiir sie die Infrastruktur bereitgestellt wird — egal wie stark sie diese
letztendlich nutzen. Der Basis-Leistungspreis spiegelt diesen Sachverhalt wider und beteiligt alle Kun-
den an der Deckung der Netzkosten.

ABDELMOTTELEB et al. (2018) kombinieren im Vergleich zum MinLoad-Tarifmodell nicht zwei Leis-
tungspreiskomponenten, sondern einen Grundpreisanteil und sog. Peak Coincidence Network Charges
(PCNC) als Leistungspreiskomponente. Analog zum MinLoad-Tarifmodell wird ex ante eine Last-
grenze fir das Verteilnetz festgelegt. Ubersteigt die Netzlast den vorgegebenen Grenzwert, fallt fiir die
Kunden, die zur Lastspitze beitragen, der PCNC-Leistungspreis entsprechend der Hohe ihres Beitrags
an. Dabei gilt als lineare Funktion: Je weiter der Bezug Uber der Lastgrenze liegt, desto héher ist der
PCNC-Preis. (ABDELMOTTELEB et al. 2018) Abbildung 8-2 stellt den Zusammenhang zwischen Last-
grenze und angesetzten Netzentgelten dar.
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Abbildung 8-2: Netzentgeltsystematik nach ABDELMOTTELEB et al. (2018)
[ABDELMOTTELEB et al. 2018]

Wie im MinLoad-Tarifmodell werden erst bei der Abrechnung am Ende des Jahres ex post die Jahres-
hochstlasten des Netzes ermittelt. Statt der Minimallast, die der Vollauslastung der Netzinfrastruktur
entspricht, werden bei der Festlegung der Lastgrenze bei ABDELMOTTELEB et al. (2018) andere Mal3-
stdbe angesetzt. Als Mdglichkeiten der Festlegung schlagen die Autoren beispielsweise vor, dass die
zusétzlichen Erlose aus der PCNC-Komponente nétig werdende Zusatzinvestitionen in das Netz oder
einen Sicherheitsaufschlag abdecken sollen. Dagegen umfassen die MinLoad und damit der Basis-Leis-
tungspreis im entsprechenden Tarifmodell die Grundinfrastrukturkosten, die in jedem Fall anfallen.

Im PCNC-Tarifmodell wird nach der Abrechnung der Beziige, die Uber der Lastgrenze lagen, die ver-
bleibende Differenz zu den Gesamtnetzkosten ermittelt. Diese wird als Grundpreis nach dem Ramsey-
Prinzip auf alle Netzkunden aufgeteilt, wobei die Frage nach den optimalen Kriterien fiir die Aufteilung
bleibt. Treten wahrend des abzurechnenden Jahres keine Netzspitzen Uber der Lastgrenze auf, erzielt
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der Netzbetreiber keine Erlose aus der PCNC-Komponente des Netzentgelts. Die gesamten Netzkosten
werden stattdessen als Grundpreis an die Netzkunden weitergegeben. (ABDELMOTTELEB et al. 2018)
Das Hauptziel der effizienten Anreizsetzung zur Vermeidung von Netzspitzen und deren Ubermittlung
an die Netzkunden kann durch das PCNC-Tarifmodell wie auch im MinLoad-Tarifmodell erreicht wer-
den. Ebenso ist eine ,,future-looking* Komponente im PCNC-Modell verankert, da die zukunftig ent-
stehenden Kosten durch die entsprechende Leistungspreiskomponente abgedeckt werden. (ABDELMOT-
TELEB et al. 2018) Das ist im MinLoad-Tarifmodell nicht der Fall. Stattdessen muss der Netzbetreiber
fur Erweiterungsmanahmen wie im aktuellen Tarifmodell zunéchst in finanzielle Vorleistung gehen,
die ihm in den darauffolgenden Jahren inklusive entsprechender Verzinsung ausgeglichen wird. Dafir
ist die Implementierung des MinLoad-Tarifmodells deutlich einfacher, weil die Berechnung der zukiinf-
tigen Kosten hohen Unsicherheiten unterworfen ist, was die Kalkulation komplex macht. AuRerdem
erhohen daraus moglicherweise resultierende Fehlprognosen die Schwierigkeit der Uberwachung durch
die Regulierungsbehdrden.

Insgesamt sind deutliche Parallelen zwischen dem MinLoad- und dem PCNC-Tarifmodell zu erkennen.
Wihrend die PCNC-Methodik aufgrund der Kalkulation der unterschiedlichen PCNC-Preise und der
Lastgrenze einer hoheren Komplexitat unterworfen ist, stellt das MinLoad-Tarifmodell durch die ex ante
Festlegung der MinLoad und der beiden Leistungspreiskomponenten die einfacher umzusetzende Me-
thode dar. Beide Modelle nutzen die Unsicherheit bzgl. des Auftretens der Lastspitzen im Netz, um die
Nutzer zu jeder Zeit zur Lastreduktion anzureizen. Dabei macht es in beiden Féllen Sinn, den Netznut-
zern Anhaltspunkte zu kommunizieren, in welchen Phasen des Tages bzw. Jahres tendenziell mit Netz-
spitzen zu rechnen ist.

DOMINGUEZ et al. (2016) testen in ihrer Studie ,,The economic impact of demand response on distribu-
tion network planning“ ebenfalls Netztarifmodelle im Zusammenhang mit LastmanagementmaBnah-
men. Als Ergebnis halten auch sie fest, dass die Anwendung von leistungspreisbasierten Tarifmodellen,
die die Lastspitzen-Verursacher durch hohere Entgelte bestrafen, die effektivste Methode ist, um die
Reduktion von Netzspitzen durch verbraucherseitige MaRnahmen zu forcieren. Dadurch lassen sich In-
vestitionen in den Netzausbau verhindern und monetare Einsparungen auf Verbraucherseite erzielen.
(DOMINGUEZ et al. 2016) Diese Aussagen stlitzen sowohl die Ergebnisse der vorliegenden Arbeit als
auch von ABDELMOTTELEB et al. (2018).

Die Entwicklung einer adaquaten Netzentgeltsystematik, die den beschriebenen Anforderungen genigt,
gestaltet sich insbesondere deshalb als diffizil, weil sich das Energiesystem in Deutschland und Europa
in einem Wandel befindet, in dem neue Technologien auf neue Verbrauchskonzepte und Geschaftsmo-
delle treffen, deren Zusammenspiel noch wenig erprobt ist. (ULLI-BEER et al. 2016) Beispiele fir diese
Entwicklungen sind der Einsatz von W&rmepumpen, Speichern auf dezentraler und zentraler Ebene und
von Elektrofahrzeugen.

In der vorliegenden Arbeit steht die wirtschaftliche Bewertung von Lastmanagement im Fokus der Un-
tersuchungen. Damit riicken insbesondere die monetéren Einsparpotenziale fiir Kunden und Netzbetrei-
ber ins Blickfeld. Mdglicherweise machen aber auch alternative, nicht-monetére Anreize den Einsatz
von Lastmanagementmafinahmen fur Endverbraucher attraktiv. SCHAFFER et al. (2017) nennen als Bei-
spiele fiir entsprechende Flexibilitatsanreize die Schaffung einer Wettbewerbssituation innerhalb der
Verbraucher und den Einsatz von normativem Feedback. Die Herstellung einer Wettbewerbsatmosphare
soll den Spieltrieb der Nutzer wecken und belohnt flexibles Bezugsverhalten mit virtuellen Trophden,
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ahnlich wie etwa bei dem Onlinespiel Farmville. Im Fall des normativen Feedbacks wird ein Vergleich
zwischen den Verhaltensweisen der benachbarten Netznutzer hergestellt, um das moralische Gewissen
der Verbraucher als Motivator fir lastflexibles und damit sozial akzeptiertes Verhalten zu stérken. Die
Ergebnisse geben allerdings keine Evidenz, dass Tarife mit normativem Feedback oder spielerischem
Anteil effektiver wéren als monetére Anreize. (SCHAFFER et al. 2017) Das MinLoad-Tarifmodell setzt
auf klassische monetdre Anreize und ist aus Sicht der Autorin geeignet, um Lastmanagement fur End-
verbraucher attraktiver zu machen, als es bisweilen im aktuell giiltigen Netztarifmodell des typischen
deutschen Verteilnetzbetreibers ist.

Entwicklung eines Stromgestehungskostenmodells zur Spitzenlastproduktion auf Verteilnetz-
ebene

Im dritten Teil der vorliegenden Studie riicken die Energiekosten anstelle der Netzkosten und deren
Einfluss auf Lastmanagement auf Verteilnetzebene in den Fokus der Betrachtung. Unter der Pramisse,
dass es keine inhdrenten Marktverzerrungen gibt, wird ein Gestehungskostenmodell entwickelt, das un-
tersucht, unter welchen Rahmenbedingungen die wirtschaftliche Integration der erneuerbaren Energien
zur Spitzenlastproduktion gelingt. Als Ergebnis der Analyse geht hervor, dass bereits heute der Ausbau
von PV-Freiflachenanlagen und deren Einsatz zur Abdeckung der tber den MinLoad verbleibenden
Spitzenlast im Modellgebiet wirtschaftlicher ist als der Einsatz eines fossilen Spitzenlastkraftwerks.
Als Marktverzerrungen im Sinne der zugrunde liegenden Arbeit werden nicht nur Subventionen fir die
Atom- und Kohlekraft aus der Vergangenheit sowie die fehlende Internalisierung der externen Kosten
durch den Einsatz von CO,-emmittierenden fossilen Kraftwerken verstanden. Auch die staatliche For-
derung von erneuerbaren Energien in Form von fixen Einspeisevergltungen zéhlt zu den Marktverzer-
rungen, die die effektive Wirkung von Preissignalen am Strommarkt verhindern.

Im Gestehungskostenmodell werden die Kostenentwicklungen fiir PV- und Windanlagen anhand von
Lernkurven und erwartetem technologischem Fortschritt als sinkend flr den Betrachtungszeitraum bis
2040 prognostiziert. ANTONELLI & DESIDERI (2014) erortern fur Italien die Fragestellung, ob die ga-
rantierten Einspeisetarife die Kostendegradation bei PV-Anlagen verursacht haben oder ob die Einspei-
setarife von den sinkenden Herstellungskosten getrieben werden. Ihrer Ansicht nach gilt der kausale
Zusammenhang, dass die Kosten fir PV-Anlagen wegen der Einspeisevergiitungen derart gesunken
sind, weil dadurch wesentlich mehr Photovoltaikanlagen in Italien installiert wurden. (ANTONELLI
& DEsIDERI 2014) Das wirft die Frage auf, ob die Aussetzung von Einspeisetarifen aufgrund der Ab-
schaffung von Marktverzerrungen zu einer entsprechend langsameren Reduktion der Herstellungskos-
ten fiihren wiirde.

ANTONELLI & DESIDERI (2014) gehen davon aus, dass die Abschaffung von Einspeiseverglitungen die
technischen Fortschritte und die damit verbundenen Kostensenkungen in der Herstellung verzdgert. Da-
gegen ist es aus Sicht der Autorin der vorliegenden Arbeit entscheidend, ob die Subventionierung der
erneuerbaren Energien lediglich in Deutschland oder weltweit abgeschafft wird. Da die Kostenentwick-
lung global und nicht landergetrieben ist, werden die Herstellungskosten weiter sinken, wenn nur in
Deutschland die Einspeisetarife vollkommen abgeschafft wirden. Des Weiteren hédngen die Wirtschaft-
lichkeit und damit der voranschreitende Ausbau der erneuerbaren Energien auch von den Opportuni-
tatskosten und nicht nur von der Anzahl der installierten Anlagen und dem daraus resultierenden tech-
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nischen Fortschritt ab. Mit dem Ausstieg aus der Atomkraft und dem absehbaren Ende der Kohlestrom-
produktion stehen als fossile Alternative insbesondere Erdgaskraftwerke zur Verfligung. Entsprechen
die Gestehungskosten der verschiedenen Technologien denen des Modells der vorliegenden Arbeit, so
ist der Einsatz der erneuerbaren Energien zur Spitzenlastproduktion wirtschaftlicher als der Einsatz des
fossilen Kraftwerks. Die Sensitivitatsanalyse ergibt, dass auch bei um 25 % weniger stark sinkenden
Anfangsinvestitionen der regenerativen Energien der Einsatz dieser Technologien dennoch bis zu einem
bestimmten Grad wirtschaftlicher ist und deshalb PV-Erzeugungskapazitét aufgebaut wird. Der Anstieg
der aufgebauten Stromerzeugungsanlagen fuhrt wiederum zu einem steigenden Lernkurveneffekt und
technologischen Fortschritt, was die Kostenreduktionspotenziale positiv beeinflusst. Allerdings trifft
dies im Modellgebiet nur fiir PV-Freiflachenanlagen, nicht aber fur Windenergieanlagen zu. In Gebieten
mit mehr Windaufkommen und dadurch geringeren Gestehungskosten aufgrund des hoheren spezifi-
schen Energieertrags pro installiertem Kilowatt an Leistung werden auch Windenergieanlagen aufge-
baut, was zum selben kostensenkenden Effekt fuhrt.

Mit der Einflhrung der Ausschreibungen der regenerativen Erzeugungskapazitaten im EEG 2017 be-
schreitet der Gesetzgeber den Weg in Richtung Abbau von Subventionen und Marktverzerrungen im
Bereich der erneuerbaren Energien. Nach § 22 EEG besteht fiir Windenergieanlagen und Solarenergie-
anlagen ab 750 kW installierter Leistung ein Ausschreibungsgebot. Fiir Biomasseanlagen gilt ein Grenz-
wert von 150 kW. Im gesetzlich geregelten Verfahren werden von der Bundesnetzagentur jeweils zu
festgelegten Gebotsterminen bestimmte Mengen an Leistung ausgeschrieben und deren Vergitung in
Form einer Marktpramie wettbewerblich ermittelt. Die Marktpramie steht dem Betreiber der Anlage wie
vormals die Einspeisevergutung 20 Jahre lang zu, § 25 EEG. Abbildung 8-3 stellt die Ergebnisse der
ersten Ausschreibungsrunden grafisch dar. Vor Inkrafttreten des EEG 2017 galt die Freiflachenaus-
schreibungsverordnung (FFAV) vom 6. Februar 2015, die die Ausschreibungen fiir PV-Freiflachen-
anlagen in den Jahren 2015 und 2016 regelte. Die zu der Zeit entstandenen Ausschreibungsergebnisse
sind ebenfalls in Abbildung 8-3 zu sehen.

Bei der ersten Ausschreibungsrunde fiir PV-Freiflachenanlagen am 01.04.2015 betrug der durchschnitt-
liche, mengengewichtete Zuschlagswert 9,17 Cent pro Kilowattstunde. Ausgeschrieben wurde eine
Leistung von 150 MW fiir Deutschland. (BNETZA 2016a) Bis zur Ausschreibung am 01.10.2017 ist der
durchschnittliche, mengengewichtete Zuschlagswert auf 4,91 Cent pro Kilowattstunde gesunken
(BNETZA 2017a). Das entspricht einer Kostenreduktion von 46 % innerhalb von drei Jahren. Die Aus-
schreibungen fiir Windenergieanlagen an Land starteten zum 01.05.2017 mit einem durchschnittlichen,
mengengewichteten Zuschlagswert von 5,71 Cent pro Kilowattstunde bei einer ausgeschriebenen
Menge von 800 MW. Bei den zwei darauffolgenden Ausschreibungen im Jahr 2017 sank der Zuschlags-
wert im Juni auf 4,28 Cent und im November auf 3,82 Cent pro Kilowattstunde, was einer Reduktion
um 33 % im Vergleich zum Ausgangswert entspricht. Bei der vierten Ausschreibungsrunde im Februar
2018 stieg der Zuschlagswert dagegen wieder an auf nunmehr 4,73 Cent pro Kilowattstunde. (BNETZA
2018) Die Ergebnisse der PV-Ausschreibungen zeigen eine stete Senkung des Zuschlagswerts seit In-
krafttreten der Gesetzesanderung. Der Zeitraum der Windausschreibungen ist noch zu kurz, um Rick-
schlusse auf die zukinftige Entwicklung zu ziehen. Jedoch zeigt sich auch hier eine tendenzielle Kos-
tensenkung. Vergleicht man die Ergebnisse des Gestehungskostenmodells mit den Zuschlagen aus den
Ausschreibungen, ergibt sich folgendes Bild: Im Jahr 2015 liegen die Gestehungskosten flr PV-Freifla-
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chenanlagen im Modell der vorliegenden Arbeit bei 6,73 Cent/kWh, was deutlich unter den Zuschlags-
werten desselben Jahres mit 9,17 Cent/kWh, 8,48 Cent/kWh und 8,00 Cent/kWh liegt. Jedoch sinken
die Zuschlage in den Ausschreibungen deutlich schneller als die Gestehungskosten im Modell. Wahrend
bereits in der letzten Ausschreibung im Jahr 2017 ein durchschnittlicher, mengengewichteter Zuschlags-
wert von 4,91 Cent/kWh erreicht wird, befinden sich die Gestehungskosten im Model im selben Jahr
noch bei 6,51 Cent/kWh. Das Niveau des Zuschlagswerts aus 2017 fur PV-Freiflachenanlagen wird im
Modell erst im Jahr 2030 erreicht.
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Abbildung 8-3: Ausschreibungsergebnisse fir Windenergieanlagen an Land und PV-Anlagen seit 2015
[Eigene Darstellung nach Daten der Bundesnetzagentur]

Es zeigt sich, dass die Kosten fiir Strom aus PV-Freiflachenanlagen durch die Einfihrung der wettbe-
werblichen Ausschreibung deutlich starkeren Kostensenkungen unterworfen sind, als in den Untersu-
chungen des Fraunhofer ISE aus dem Jahr 2015, die dem Gestehungskostenmodell zugrunde gelegt sind,
angenommen wird. Griinde dafiir kénnen zum einen reduzierte Preise fur die Anlagen-Hardware sein,
die die Hersteller aufgrund des wettbewerblichen Drucks an die Betreiber der Anlagen weitergeben
missen. Zum anderen kdnnen aber auch Strategien grofRer Betreiberunternehmen zu sinkenden Preisen
fihren. So kann es fir grole Betreiber sinnvoll sein, einzelne Anlagen(parks) unwirtschaftlich bzw.
ohne Rendite zu betreiben, um ihre Vormachtstellung auszubauen und andere Wettbewerber vom Markt
zu verdrangen. Die fehlenden Gewinne miissen von den anderen Anlagen im Portfolio des Betreibers
ausgeglichen werden kénnen. Dadurch kdnnen diese Anlagenbetreiber mit geringen Gebotswerten in
die Ausschreibung gehen, was zu einem insgesamt geringeren Niveau des durchschnittlichen, mengen-
gewichteten Zuschlagswerts fiihrt.

Bei den Ausschreibungsergebnissen fir Windenergieanlagen an Land stellt sich der Unterschied zu den
im Modell errechneten Gestehungskosten wesentlich deutlicher dar als im Sektor der PV-Freiflachen-
anlagen. Bereits bei der ersten Ausschreibungsrunde im Mai 2017 wird ein Zuschlagswert von
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5,71 Ct/kWh erreicht. Dieser sinkt im Laufe des Jahres stetig ab auf 3,82 Cent/kWh. Dagegen liegen die
Gestehungskosten im Modell im selben Jahr mit 8,90 Cent/kWh deutlich héher. Im Jahr 2018 steigt der
Zuschlagswert zwar wieder an auf 4,73 Cent/kWh, die Gestehungskosten im Modell erreichen trotz der
ebenfalls sinkenden Herstellungskosten jedoch lediglich einen Wert von 8,78 Cent/kwWh. Am Ende des
Betrachtungszeitraums (2040) befinden sich die Gestehungskosten fiir Strom aus Windenergieanlagen
an Land bei 6,84 Cent/kWh, was immer noch deutlich héher ist als die durchschnittlichen, mengenge-
wichteten Zuschlagswerte aus den Jahren 2017/18.

Als Grinde fiir die signifikanten Unterschiede zwischen den Gestehungskosten im Modell und den Aus-
schreibungsergebnissen kommen verschiedene Aspekte infrage. Zum einen wurde im Modell mit einem
bayerischen Windstandort gerechnet, der deutlich weniger spezifischen Energieertrag in Kilowattstun-
den pro installiertem Kilowatt an Leistung bringt als ein Standort mit hohem Windaufkommen im Nor-
den der Bundesrepublik Deutschland. LUERS et al. (2015) beziffern den spezifischen Energieertrag eines
Windstandortes mit einer Gute von 100 % auf 3.360 kWh/kW/a. Dagegen wird im Modell aufgrund von
Erzeugerlastgangen bestehender Windenergieanlagen in Bayern mit 1.768 kWh/kW/a gerechnet, was
47 % geringere Ertrage und damit maligeblich hthere Gestehungskosten bedeutet. Die Gewinner der
Ausschreibungen scheinen folglich durchschnittlich mit héheren Windertrdgen zu rechnen und kénnen
so deutlich geringere spezifische Kosten pro Einheit ausweisen. Zudem scheinen auch im Fall der Wind-
energieanlagen die im Modell verwendeten Prognosen der International Renewable Energy Agency
(IRENA) aus dem Jahr 2016 deutlich konservativer angesetzt zu sein als tatsdchlich méglich. Zwar sind
die Herstellungskosten fiir Windenergieanlagen mitunter abhangig von der Entwicklung der Stahl- und
Kupferpreise (IRENA 2016), ein Zusammenhang zwischen den deutlich geringeren Kosten in den Aus-
schreibungsjahren 2017/18 und den Rohstoffpreisen lasst sich aber nicht unmittelbar herstellen. Wah-
rend die Preise fir Kupfer von 2011 bis 2016 an der London Metal Exchange stetig von rund 10.000 $
pro Tonne auf 4.500 $ pro Tonne sanken, erlebten sie ab 2017 wieder einen deutlichen Anstieg auf rund
6.800 $/t Anfang 2018. Ahnliches lisst sich fiir die Stahlpreise beobachten, die allerdings stirkeren
Schwankungen bei der Abwartsbewegung von ca. 880 $/t im Jahr 2011 auf 380 $/t Anfang des Jahres
2016 unterworfen waren. Zu Beginn des Jahres 2018 erreichten die Rohstoffpreise fur Stahl an der New
York Mercantile Exchange erneut knapp die Hohe von 2011. (HANDELSBLATT GMBH 2018) Aus den
tiber die vergangenen Jahre gesunkenen Rohstoffpreisen lasst sich ein Zusammenhang mit den allge-
mein niedrigen Kostenniveaus fiir Strom aus Windenergieanlagen ableiten. Der Preisanstieg seit 2017
spiegelt sich allerdings nicht in den Ausschreibungen fiir dasselbe Jahr, sondern erst im Jahr danach
wider. Es bleibt abzuwarten, ob und in welcher Hohe die Rohstoffpreisentwicklung Auswirkungen auf
die Gebote der Windenergie-Ausschreibungen haben.

Fur beide regenerativen Technologien, die im Modell untersucht werden, gilt, dass die niedrigen Kos-
tenniveaus der Ausschreibungen die Aussagen des Gestehungskostenmodells zusatzlich unterstreichen.
Selbst bei den im Modell eher konservativ angesetzten Stromgestehungskosten lassen sich erneuerbare
Energien zur Spitzenlastproduktion schon heute wirtschaftlich integrieren. Liegen die Gestehungskosten
sogar unter den Modellannahmen, steigt die Wirtschaftlichkeit weiter an. Das verdeutlichen die Sensi-
tivitdtsanalysen in Kapitel 6.5. Durch den daraus folgenden Zubau regenerativer Stromerzeugungskapa-
zitaten steigt auch der Druck an, LastmanagementmaBnahmen wie den Einsatz von Stromspeichertech-
nologien zu ergreifen.
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Das Gestehungskostenmodell untersucht den Einsatz von verschiedenen Technologien zur Spitzenlast-
stromerzeugung unter dem Aspekt der Abschaffung von Marktverzerrungen. Nicht beriicksichtigt bleibt
allerdings die Internalisierung der durch den Einsatz der fossilen Kraftwerke entstehenden externen
Kosten durch den damit verbundenen CO-AusstoB. Grund dafiir ist die Komplexitét der Einpreisung
der zukinftig zu erwartenden Schéaden.

Die Monopolkommission der Bundesregierung beschreibt in ihrem Sondergutachten zur Energieversor-
gung gemal 8 62 EnWG ebenfalls die zu schwache Internalisierung der CO»-Kosten und macht zwei
Vorschldge zur Reformierung. Zum einen sei von der Bundesregierung eine Starkung des CO,-Zertifi-
katehandels auf europdischer Ebene (EU-ETS) zu forcieren. Damit kdnnte das Ziel der Klimapolitik,
eine deutliche Reduktion von CO,-Emissionen zu schaffen, moglichst kosteneffizient erreicht werden.
Dazu notig sei ein (iber die Sektoren hinweg einheitlicher CO2-Preis. (MONOPOLKOMMISSION 2017) Ist
die Anpassung des europdischen CO,-Zertifikatehandels nicht mdglich, so schlagt die Monopolkom-
mission nationale Malthahmen zur Umgestaltung des Abgaben- und Umlagesystems vor. Anstatt einer
Besteuerung des Stromverbrauchs sollte der jeweilige Primarenergiebedarf zur Energieerzeugung an-
hand seines CO,-AusstoRes besteuert werden. So wirden zum einen die Verwendung regenerativer
Energien implizit gefordert und zum anderen die Verzerrungen an den Sektorgrenzen (Strom, Warme,
Mobilitat) aufgehoben. Allerdings warnt die Monopolkommission auch davor, dass nationale Mal3nah-
men lediglich zur Verlagerung der CO,-Emissionen ins européische Ausland fiihren wiirden, sollten die
entsprechenden Zertifikate des EU-ETS nicht im selben Zug von Deutschland aufgekauft werden. (Mo-
NOPOLKOMMISSION 2017)

Kommt es in Zukunft tatsachlich zu einer wesentlichen Veranderung des CO,-Kostensystems und damit
zur Internalisierung der externen Kosten, verstérkt das ebenfalls den im Gestehungskostenmodell nach-
gewiesenen Effekt der wirtschaftlichen Integration der erneuerbaren Energien zur Spitzenlastproduk-
tion. Die aufgrund der CO»-Bepreisung steigenden Kosten fir Strom aus den fossilen Erdgaskraftwerken
bedeuten steigende Opportunitatskosten. Einerseits wird dadurch der Aufbau der regenerativen Strom-
erzeugung noch wirtschaftlicher. Andererseits steigen die Differenzkosten an, die die maximalen Spei-
cherinvestitionen bestimmen. Dadurch wird die Wirtschaftlichkeit von Stromspeichertechnologien wie
auch bei der Senkung der Stromgestehungskosten aus erneuerbaren Energien positiv beeinflusst.

Die ebenfalls in der vorliegenden Arbeit angesprochenen zukinftig steigenden Netzkosten durch den
Ausbau der Ubertragungs- und Verteilnetze — unter anderem zur Integration der erneuerbaren Energien
— konnten teilweise aus dem Blickwinkel der zukiinftig eingesparten CO»,-Emissionen gerechtfertigt
werden. Durch den heute geplanten und bereits stattfindenden Netzausbau lassen sich in Zukunft durch
den Einsatz von regenerativer Erzeugungstechnologie einerseits CO»-Emissionen und andererseits
Brennstoffimporte verringern, was zu Kosteneinsparungen fiihrt. Zur Bewertung, ob diese Vorteile die
Kosten des Netzausbaus wie angenommen (berwiegen, ist eine realistische Bewertung der durch die
CO,-Emissionen verursachten zukinftigen Schaden notwendig. AuRerdem miissen Aspekte der Versor-
gungssicherheit ebenso bertcksichtigt werden.

Ein Ergebnis des Gestehungskostenmodells ist, dass die zur Verfugung stehenden maximalen Anfangs-
investitionen nicht den aktuellen tatséchlichen und fiir die Zukunft prognostizierten Speicherinvestitio-
nen entsprechen. Stattdessen sind Stromspeichertechnologien noch zu teuer fiir den Einsatz als Lastma-
nagementmaBnahme zur Spitzenlastdeckung auf Verteilnetzebene. Das bestatigen auch die Untersu-
chungen von STAFFELL & RusTOMJI (2016). Diese Situation andert sich, wie oben beschrieben, wenn
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die Kosten fir die fossilen Kraftwerke ansteigen oder die Gestehungskosten fur Strom aus erneuerbaren
Energien sinken.

Aulerdem stellt sich die Frage, ob die Prognosen zur Speicherkostenentwicklung der Realitat in den
kommenden Jahren entsprechen. Betrachtet man Untersuchungen zu den Gestehungskosten erneuerba-
rer Energien aus den vergangenen Jahren, so stellt man fest, dass die Kostenreduktionspotenziale ent-
weder die Erwartungen Uberstiegen oder die Kosten zumindest am unteren Rand der Prognosen zu fin-
den waren (KosST & SCHLEGL 2010, Kopp et al. 2012, KosT et al. 2013). Prognosen aus vergangenen
Jahrzehnten dirften noch deutlichere Unterschiede aufweisen. Verhalt sich die Kostenentwicklung der
Stromspeichertechnologien ahnlich wie die der erneuerbaren Energien, so ist damit zu rechnen, dass die
Speichergestehungskosten schneller sinken als zum heutigen Zeitpunkt erwartet. Als begtinstigender
Faktor konnten dabei auch die aktuell gefiihrte Diskussion zu Diesel-Fahrverboten in einigen deutschen
Innenstadten und der Skandal der deutschen Automobilindustrie zu manipulierten Abgastests beitragen,
da Elektrofahrzeuge eine Alternative zu konventionellen Fahrzeugen mit Verbrennungsmotoren darstel-
len. Mit der Entwicklung eines wachsenden Marktes fur Stromspeichertechnologien geht die Kosten-
senkung aufgrund von Lernkurveneffekten und technologischem Fortschritt u. a. durch erhéhte For-
schungsetats einher.

In der vorliegenden Arbeit werden die zur Verfligung stehenden maximalen Anfangsinvestitionen aus
den Opportunitatskosten zur Erzeugung der Spitzenlaststrommenge in fossilen Erdgaskraftwerken er-
mittelt. Unberucksichtigt bleiben zusatzliche Flexibilitatsoptionen, die durch einen installierten Strom-
speicher zusatzlich angeboten werden kdnnen. KONDZIELLA et al. (2013) stellen bereits fest, dass fiir
das Erreichen der Wirtschaftlichkeit ,,... zukiinftige Geschiftsmodelle fiir Batteriespeicher mehrere
Dienstleistungen und damit generierte Erldsstrome [werden] kombinieren miissen. Nehmen die instal-
lierten Stromspeichertechnologien beispielsweise neben dem Einsatz zur Spitzenlastreduktion am Re-
gelenergiemarkt teil, konnen zusatzliche Erlospotenziale gehoben werden. Am Strommarkt in GroRbri-
tannien gelingt laut STAFFELL & RusToMmJl (2016) eine Verdreifachung der Erldse durch Erweiterung
des Einsatzes von Stromspeichern in Form einer Partizipation am Regelenergiemarkt statt der singularen
Verwendung zum Lastmanagement. Auch in Deutschland wird die multimodale Betriebsfiihrung von
Stromspeichersystemen als Moglichkeit zur Steigerung der Erldse und damit Erhdhung der Wirtschaft-
lichkeit angesehen. Unter den Rahmenbedingungen am Strom- und Regelenergiemarkt und den aktuel-
len Speicherinvestitionen wird die Wirtschaftlichkeit von Batteriespeichersystemen in Deutschland den-
noch nicht generell erreicht (KLAUSEN et al. 2016). Das entwickelte Gestehungskostenmodell zeigt, dass
die von SCHMIDT et al. (2017) prognostizierten Speicherpreise fur das Jahr 2040 um 216 % Uber den im
Modell zur Verfligung stehenden Speicheranfangsinvestitionen liegen. Um die Wirtschaftlichkeit zu er-
reichen, mussten die zusatzlichen Erldse aus dem multimodalen Betrieb die Differenz abdecken kénnen.
Die vorliegende Arbeit legt den Fokus auf Stromspeichertechnologien als Lastmanagementmalinahme.
Sowohl in der Industrie und im GHD-Sektor als auch im Haushaltsbereich bestehen weitere technische
Lastmanagementpotenziale, die zur Flexibilisierung der Stromversorgung und zur Integration der er-
neuerbaren Energien theoretisch gehoben werden kénnen. BECKER (2009) schreibt beispielsweise Le-
bensmittelketten hohe Lastmanagementpotenziale im Bereich der Kaltetechnik zu. Durch Produzieren
von Kalte auf Vorrat in Zeiten geringer Netzlasten reicht in Spitzenlastzeiten die in den Gefrierwaren
gespeicherte Kalte tiber einen gewissen Zeitraum aus, sodass der Strombezug Uber eine bestimmte Zeit
reduziert werden kann. (BECKER 2009) Im Haushaltssektor lassen sich insbesondere die sog. ,,White
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Goods* (Spiilmaschine, Waschmaschine, Wiaschetrockner) fiir das Lastmanagement nutzen. Vor allem
das Verschieben der Nutzungszeiten der genannten Gerate in Phasen hoher Eigenstromproduktion,
bspw. aus PV-Anlagen, kann den Netzbezug zu Spitzenlastzeiten verringern. Dagegen sind die Unter-
haltungselektronik und berufsbezogene technische Anwendungen eher ungeeignet zur Lastveranderung.
(KLAASSEN et al. 2016) Die Mdglichkeit des Lastmanagements in Gebauden untersucht JUNGWIRTH
(2014) und schreibt Biiro- und Verwaltungsgebduden die hochsten Potenziale zu. Genutzt werden kénn-
ten insbesondere Heiz- und Kihlanlagen aufgrund thermischer Tragheiten von Gebéauden. Vor allem
Gebdude mit thermisch aktivierten Bauteilen (etwa Betonkernaktivierung) kénnen zum Lastmanage-
ment eingesetzt werden, da sie ein hohes Flexibilitatspotenzial aufweisen. (JUNGWIRTH 2014)

Die Aufzahlung der technischen Lastmanagementpotenziale stellt lediglich eine Auswahl an Mdglich-
keiten dar. Tritt zum Beispiel die flachendeckende Marktdurchdringung von Elektrofahrzeugen ein, ent-
stehen weitere Lastmanagementpotenziale durch mobile Speicher auf der einen und zusétzliche Netz-
nutzer auf der anderen Seite. Entscheidend bleibt neben der Wirtschaftlichkeit der einzelnen Lastma-
nagementmaRnahmen die Ubermittlung der entsprechenden Signale an den Nutzer der Anwendung, de-
ren Last beeinflusst werden soll. Gelingt die automatisierte Ubermittlung der Signale und Steuerung der
technischen Einrichtungen, spielt der Nutzer eine untergeordnete Rolle. Soll jedoch Einfluss auf das
Nutzerverhalten genommen werden, sind verbrauchersteuernde Informationen und deren Aufbereitung
ausschlaggebend fur das Gelingen von Lastmanagement auf Verteilnetzebene.

Die vorliegende Studie schlagt die Nutzung von Stromspeichersystemen als Informationstrager vor. Ist
der Speicher geladen, kann der Nutzer uneingeschrankt Strom verbrauchen. Ist die Ladekapazitét gering,
muss der Kunde mit erhéhten Preisen flir den Netzbezug rechnen. Die Umsetzbarkeit und einfach nach-
zuvollziehende Kausalitat von Ladezustand und Stromkosten macht die Nutzung von Stromspeicher-
technologien einfach und somit attraktiv.

Die Akzeptanz von automatisierten und manuellen LastmanagementmalRnahmen unter den Endverbrau-
chern ist nicht Teil der Analyse, sondern muss wie oben beschrieben in weiterfiihrenden Studien unter-
sucht werden

9 Fazit & Schlussfolgerungen

Das bereits von der Sachsischen Electricitats-Lieferungs-Gesellschaft A.G. im Jahr 1927 verfolgte Ziel,
die Endkunden zu einer Lastverschiebung weg von Spitzenlastzeiten in lastdrmere Zeiten zu bewegen,
treibt die Verteilnetzbetreiber heute wieder verstarkt um. In den vergangenen 90 Jahren hat sich einer-
seits der Druck erhéht, LastmanagementmalRnahmen zu realisieren, andererseits sind aber auch die tech-
nischen Moglichkeiten und die wirtschaftlichen Potenziale dafiir angestiegen. Das Ziel der Dekarboni-
sierung der Energieversorgung, um dem voranschreitenden Klimawandel entgegenzuwirken, und der
damit zunehmende Anteil der erneuerbaren Energien an der Energieerzeugung bedirfen Flexibilitéts-
optionen, um Stromangebot und -nachfrage weiterhin zu jeder Zeit ausgleichen zu kdnnen. Die Ent-
wicklung und der steigende Einsatz von Smart-Energy- und Stromspeichertechnologien sorgen dafur,
dass entsprechende Flexibilitatsoptionen wie Lastmanagement auf Verteilnetzebene technisch umsetz-
bar werden.

Die vorliegende Arbeit zeigt, dass in allen untersuchten Sektoren in den Netzebenen 5, 6 und 7 monetére
Einsparpotenziale durch den Einsatz von Lastmanagement vorhanden sind. Diese unterscheiden sich
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deutlich voneinander und sind stark abhéngig von der Entwicklung im Gesamtsystem. Die aktuell gil-
tige Netzentgeltsystematik bildet die Anforderungen der sich andernden Rahmenbedingungen der Ener-
giewende und der Liberalisierung des Strommarktes nicht ab. Es fehlt an deutlichen Anreizen fiir den
Einsatz der geforderten Flexibilitdt. Zudem steigt die systemimmanente Verursacherungerechtigkeit
weiter an, sofern die Netztarife nicht verandert werden.

Das in der vorliegenden Arbeit entwickelte Netztarifmodell weist nach, dass der Einsatz von leistungs-
preisbasierten Tarifmodellen, die gezielt die Verursachung von Spitzenlasten bestrafen, wesentlich zur
Forcierung von LastmanagementmalBnahmen beitragen kann. Zusatzlich schafft es eine gerechte Allo-
kation der Netzkosten auf die Netznutzer. Eine Anpassung der aktuell giiltigen Netzentgeltsystematik
ist deshalb fiir die Zukunft unumganglich, sofern die politisch ausgelobten Energiewendeziele tatsach-
lich umgesetzt werden sollen.

Dass die wirtschaftliche Integration von erneuerbaren Energien zur Spitzenlastabdeckung auf Verteil-
netzebene bereits heute mdglich ist, geht aus dem Stromgestehungskostenmodell hervor. Dazu ist aller-
dings der Abbau der in der Energieversorgung bestehenden Marktverzerrungen eine notwendige Vo-
raussetzung. Durch die Einflhrung der wettbewerblichen Ausschreibung der zu installierenden regene-
rativen Stromerzeugungsanlagen hat der Gesetzgeber den Weg in Richtung Abbau von Marktverzerrun-
gen hinsichtlich der Forderung erneuerbarer Energien bereitet. Konsequenterweise miissen aber auch
die bestehenden Marktverzerrungen hinsichtlich der fossilen Energieerzeugungsanlagen durch die In-
ternalisierung der externen Kosten aufgehoben werden, die durch die CO.-Emissionen der fossilen
Kraftwerksanlagen entstehen.

Die (zukunftigen) Kosten der durch den Klimawandel verursachten Schaden werden aktuell ebenfalls
nicht verursachergerecht allokiert. Statt der Verursacher des CO,-AusstolRes missen im Energiesystem
der Gegenwart hoéchstwahrscheinlich die nachfolgenden Generationen sowie die Menschen anderer
Kontinente die entstehenden Kosten tragen.

Auch wenn Stromspeichertechnologien als LastmanagementmaBnahmen derzeit noch zu teuer sind,
kdnnen sie bei einer entsprechenden Veranderung der Rahmenbedingungen einen wichtigen Beitrag zur
Energiewende und damit zur nachhaltigen Energieversorgung leisten.
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Die vorliegende Arbeit bewertet Lastmanagement in Form von Stromspeichertechnologien auf Verteil-
netzebene wirtschaftlich aus verschiedenen Blickwinkeln. Die Bewertungen finden innerhalb der in
Deutschland gultigen rechtlichen Rahmenbedingungen des Strommarktes statt. Zugrunde liegen die Da-
ten eines typischen stadtischen Verteilnetzbetreibers in Deutschland mit rund 17.000 Netzkunden, des-
sen Versorgungsgebiet als Beispielregion dient. Konkret untersucht werden die Netzebenen 5 bis 7 mit
deren Nutzergruppen. Als Voraussetzung fur den Einsatz von Lastmanagementmalinahmen gilt der fla-
chendeckende Ausbau der Smart-Meter-Technologie, der die intelligente Vernetzung von Energieer-
zeugung, -verteilung, -verbrauch und -speicherung ermdglicht.

Im ersten Teil der Studie werden die monetdren Einsparpotenziale durch Lastmanagement auf Verteil-
netzebene in Form einer statistischen Modellierung bewertet. Es bestehen grundsétzlich in allen Netz-
ebenen Einsparpotenziale, die jedoch sehr unterschiedlich auf die Kundengruppen verteilt sind. Insbe-
sondere flir Kunden mit einer Benutzungsdauer von mehr als 2.500 Stunden pro Jahr besteht ein erheb-
liches monetéres Einsparpotenzial. Dieses ist jedoch nicht allein von der bezogenen Jahreshdchstlast
und der erzielten Leistungsreduktion des einzelnen Nutzers abhangig, sondern auch von der Reduktion
der gesamten Netzerldse des Netzbetreibers, die durch die Gesamtheit der Kunden herbeigefiihrt wird.
Mit der zunehmenden Reduktion der Netzerldse durch die Leistungsreduktion der Gesamtheit der Netz-
kunden steigen die Netzkosten pro Einheit an. Das verstarkt wiederum den Anreiz, den Leistungsbezug
weiter zu senken.

Aufbauend auf den Erkenntnissen der statistischen Modellierung wird im zweiten Teil der Arbeit ein
leistungspreisbasiertes Netztarifmodell entwickelt. Die Ziele des Tarifmodells sind die verursacherge-
rechte Allokation der Netzkosten auf die Netznutzer sowie die Schaffung von Anreizen zum Einsatz
von LastmanagementmalRnahmen. Dem Grundsatz folgend, dass die maximale Auslastung der Infra-
struktur zu minimalen Kosten pro Einheit fiihrt, wird jeweils eine Minimallast (MinLoad) fiir das Netz
und die angeschlossenen Kunden berechnet. Die MinLoad wird mit einem Basis-Leistungspreis vergu-
tet. Am Ende einer Abrechnungsperiode wird der Moment der Jahreshochstlast im Netz ex post ermit-
telt. Bei der Festsetzung der Jahresrechnung wird geprft, ob der jeweilige Kunde in diesem Moment
mehr als die ihm zugewiesene MinLoad bezogen hat. Ist das der Fall, tragt der Kunde aktiv zur Netz-
spitze bei und hat somit fur die entstehenden Mehrkosten in Form eines Straf-Leistungspreises fur die
tiber der MinLoad bezogene Leistung aufzukommen. Die Kunden, die nicht zur Netzspitze beitragen,
zahlen ausschliel3lich den Basis-Leistungspreis in €/kW. Als verbrauchersteuernden Informationstiber-
mittler und MaBnahme zur Lastreduktion wird vom Einsatz von Stromspeichern auf Seiten der Netznut-
zer ausgegangen. Auf Basis der netzseitigen Einsparpotenziale werden die maximalen Anfangsinvesti-
tionen in eine Stromspeichertechnologie als LastmanagementmafRnahme ermittelt. Flr das gesamte Ver-
sorgungsgebiet ergibt sich eine jahrliche Einsparung von rund 1.500.000 €.

Als dritter Schritt der Arbeit wird ein Gestehungskostenmodell entwickelt, um den Einfluss der Strom-
erzeugerseite auf ein Lastmanagement auf Verteilnetzebene zu beurteilen. Fir das Modell wird davon
ausgegangen, dass keine Marktverzerrungen bestehen und der Einsatz von Stromerzeugern zur Spit-
zenlastabdeckung auf Basis ihrer Gestehungskosten bestimmt wird.
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Zunéchst wird dazu die dezentrale Spitzenlasterzeugung vor Ort in Form eines Erdgaskraftwerks mit
dem Bezug der gesamten Strommenge aus dem vorgelagerten Netz verglichen. Die Berechnungen zei-
gen, dass die dezentrale Spitzenlasterzeugung wirtschaftlicher ist als der Bezug vor Ort und ein gesamt-
wirtschaftlicher Vorteil von rund 900.000 € pro Jahr resultiert. Auf Basis dieser Erkenntnisse wird der
Einsatz von PV-Freiflachenanlagen und Onshore-Windenergieanlagen anstatt des dezentralen Gaskraft-
werks erortert. Als Redundanz bleibt das fossile Kraftwerk bestehen, die kapitalgebundenen Kosten
werden aus der Einsparung durch den verminderten Netzbezug finanziert. Aufgrund der geringeren Ge-
stehungskosten im Vergleich zum Erdgaskraftwerk empfiehlt das Modell den Zubau von 21 MW an
PV-Freiflachenanlagen. Das Ergebnis zeigt, dass bereits heute der Einsatz von erneuerbaren Energien
zur Spitzenlastproduktion wirtschaftlich ist. Aus den Opportunitétskosten, die flr die Erzeugung der
residualen Strommenge durch das fossile Kraftwerk entstehen, und den resultierenden Einspeise- und
Bezugslastgangen werden die maximalen Anfangsinvestitionen in Stromspeichertechnologien ermittelt.
Diese liegen mit 99 €/kWhesp im Maximum deutlich unter den aktuell vorherrschenden Speicherpreisen.
Die Sensitivitatsanalyse ergibt, dass die Senkung der Gestehungskosten erneuerbarer Energien oder die
Steigerung der Kosten flr die fossile Stromerzeugung z. B. in Form eines CO,-Kostenaufschlags zu
einer verstarkten Nutzung der erneuerbaren Energien und zu einer positiven Beeinflussung der maximal
mdglichen Speicherinvestitionen fiihren.

Das Fazit der vorliegenden Dissertation ist zum einen, dass die aktuell gultige Netzentgeltsystematik
und die Tarifmodelle der Netzbetreiber durch die Einfiihrung von starken Leistungspreiskomponenten
an die sich verandernden Rahmenbedingungen angepasst werden missen. Zum anderen geht aus der
Arbeit hervor, dass Marktverzerrungen in der Energieversorgung abgebaut werden missen, um den kos-
teneffizienten Umbau des Energiesystems in Richtung erneuerbare Energien schaffen zu kdnnen. Auch
wenn Stromspeichertechnologien als Lastmanagementmalinahmen derzeit noch zu teuer sind, kdnnen
sie bei einer entsprechenden Verénderung der Rahmenbedingungen einen wichtigen Beitrag zur Ener-
giewende und damit zur nachhaltigen Energieversorgung leisten.
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Anhang

A Dateianhang

Anhang 1: Ergebnisse der Sensitivitatsanalyse bei Variation der Zinssatze fur die ausgewéhlten Bei-
spielkunden

LOREEERIE Zinssatze
<2.500 Bh
Netzebene 0,0% 0,5% 1,0% 1,5% 2,0% 2,5% 3,0% 3,5% 4,0% 4,5%
5 3.990,00 € 3.882,43€ 3.779,05€ 3.679,65€ 3.584,05€ 3.492,07€ 3.403,55€ 3.318,33€ 3.236,25€ 3.157,17€
5 (min) 234,30€ 227,98 € 221,91€ 216,08 € 210,46 € 205,06 € 199,86 € 194,86 € 190,04 € 185,39 €
5 (max) 15.800,40 € 15.374,44€ 14.965,04€ 14.571,42€ 14.192,84€ 13.828,61€ 13.478,06€ 13.140,57€ 12.81554€ 12.502,41€
6 1.467,80€ 1.428,23€ 1.390,20€ 1.353,63€ 1.318,46€ 1.284,63€ 1.252,06€ 1.220,71€ 1.190,52€ 1.161,43€
6 (min) 36,10€ 35,13€ 34,19€ 33,29€ 32,43€ 31,59€ 30,79€ 30,02€ 29,28€ 28,56 €
6 (max) 24.920,90 € 24.249,06 € 23.603,34€ 22.982,51€ 22.38541€ 21.810,93€ 21.258,03€ 20.725,73€ 20.213,08€ 19.719,21€
7 646,80 € 629,36 € 612,60 € 596,49 € 580,99 € 566,08 € 551,73 € 537,92 € 524,61 € 511,79€
7 (min) 182,30€ 177,39€ 172,66 € 168,12 € 163,75 € 159,55 € 155,51 € 151,61 € 147,86 € 144,25 €
7 (max) 2.040,40 € 1.98539€ 1.932,52€ 1.881,69€ 1.832,81€ 1.78577€ 1.740,50€ 1.696,92€ 1.654,95€ 1.614,51€
Netzebene | 5,0% 5,5% 6,0% 6,5% 7,0% 7,5% 8,0% 8,5% 9,0% 9,5%
5 3.080,97 € 3.007,51€ 2.936,67€ 2.868,34€ 2.802,41€ 2.738,77€ 2.677,32€ 2617,98€ 2.560,65€ 2.505,24 €
5 (min) 180,92 € 176,61 € 172,45 € 168,43 € 164,56 € 160,83 € 157,22 € 153,73 € 150,37 € 147,11€
5 (max) 12.200,65 € 11.909,75€ 11.629,23€ 11.358,64€ 11.097,54€ 10.845,52€ 10.602,20€ 10.367,19€ 10.140,16€ 9.920,75€
[3 1.133,40€ 1.106,37€ 1.080,31€ 1.055,18€ 1.030,92€ 1.007,51€ 984,91 € 963,07 € 941,98 € 921,60 €
6 (min) 27,88€ 27,21€ 26,57 € 25,95€ 25,36 € 24,78 € 24,22 € 23,69€ 23,17€ 22,67€
6 (max) 19.243,26 € 18.784,44€ 18.342,00€ 17.915,21€ 17.503,40€ 17.105,91€ 16.722,13€ 16.351,47€ 15.993,38€ 15.647,33€
7 499,44 € 487,53 € 476,05 € 464,97 € 454,29 € 443,97 € 434,01€ 424,39€ 415,09 € 406,11 €
7 (min) 140,77 € 137,41€ 134,17 € 131,05 € 128,04 € 125,13 € 122,32 € 119,61 € 116,99 € 114,46 €
7 (max) 1.575,54 € 1.537,98€ 1.501,75€ 1.466,81€ 1.433,09€ 1.400,55€ 1.369,13€ 1.338,78€ 1.309,46€ 1.281,13€
Netzebene | 10,0% 10,5% 11,0% 11,5% 12,0% 12,5% 13,0% 13,5% 14,0% 14,5%
5 2.451,68 € 2.399,89€ 2.349,80€ 2.301,34€ 2.254,44€ 2.209,04€ 2.16507€ 2.122,49€ 2.081,23€ 2.041,25€
5 (min) 143,97 € 140,93 € 137,98 € 135,14 € 132,38€ 129,72 € 127,14 € 124,64 € 122,21€ 119,87 €
5 (max) 9.708,66 € 9.503,58€ 9.305,22€ 9.113,31€ 8.927,58€ 8.747,78€ 8.573,68€ 8.405,05€ 8.241,67€ 8.083,34€
6 901,90 € 882,85€ 864,42 € 846,59 € 829,34 € 812,64 € 796,46 € 780,80 € 765,62 € 750,91 €
6 (min) 22,18€ 21,71€ 21,26 € 20,82€ 20,40€ 19,99 € 19,59 € 19,20€ 18,83 € 18,47 €
6 (max) 15.312,81€ 14.989,35€ 14.676,50€ 14.373,80€ 14.080,86€ 13.797,28€ 13.522,69€ 13.256,72€ 12.999,03€ 12.749,30€
7 397,43 € 389,04 € 380,92 € 373,06 € 365,46 € 358,10€ 350,97 € 344,07 € 337,38€ 330,90€
7 (min) 112,02 € 109,65 € 107,36 € 105,15 € 103,00 € 100,93 € 98,92 € 96,97 € 95,09 € 93,26 €
7 (max) 1.253,74 € 1.227,25€ 1.201,64€ 1.17686€ 1.152,87€ 1.129,65€ 1.107,17€ 1.08539€ 1.064,30€ 1.043,85€
- Zinssatze
Netzebene 0,0% 0,5% 1,0% 1,5% 2,0% 2,5% 3,0% 3,5% 4,0% 4,5%
5 94.162,20 € 91.623,70€ 89.183,89€ 86.838,12€ 84.582,00€ 82.411,36€ 80.322,27€ 78.310,99€ 76.373,98€ 74.507,90€
5 (min) 5.525,20€ 5.376,25€ 5.233,09€ 5.09544€ 4.963,06€ 4.83569€ 4.713,11€ 4.59509€ 4.481,43€ 4.371,94€
5 (max) 372.602,20 € 362.557,29 € 352.902,89 € 343.620,63 € 334.693,09 € 326.103,83 € 317.837,23 € 309.878,54 € 302.213,76 € 294.829,62 €
6 23.823,20€ 23.180,95€ 22.563,68€ 21.970,19€ 21.399,39€ 20.850,22€ 20.321,67€ 19.812,82€ 19.322,75€ 18.850,63€
6 (min) 585,10€ 569,33 € 554,17 € 539,59 € 525,57 € 512,08 € 499,10 € 486,60 € 474,57 € 462,97 €
6 (max) 404.492,00 € 393.587,38 € 383.106,69 € 373.029,99 € 363.338,38 € 354.013,98 € 345.039,88 € 336.400,03 € 328.079,25 € 320.063,12 €
7 8.776,90 € 8.540,29€ 8.312,87€ 8.094,22€ 7.883,93€ 7.681,60€ 7.48687€ 7.299,40€ 7.118,85€ 6.944,91€
7 (min) 2.473,50€ 2.406,82€ 2.342,73€ 2.281,11€ 2.221,84€ 2.164,82€ 2.109,95€ 2.057,11€ 2.006,23€ 1.957,21€
7 (max) 27.687,10€ 26.940,69€ 26.223,30€ 25.533,55€ 24.870,17€ 24.231,93€ 23.617,66€ 23.026,27€ 22.456,72€ 21.908,02€
Netzebene | 5,0% 5,5% 6,0% 6,5% 7,0% 7,5% 8,0% 8,5% 9,0% 9,5%
5 72.709,55 € 70.975,94€ 69.304,20€ 67.691,61€ 66.13559€ 64.633,70€ 63.183,60€ 61.783,10€ 60.430,08€ 59.122,54€
5 (min) 4.266,41 € 4.164,69€ 4.066,60€ 3.971,97€ 3.880,67€ 3.792,54€ 3.707,45€ 3.625,28€ 3.54588€ 3.469,16 €
5 (max) 287.713,54 € 280.853,60 € 274.238,46 € 267.857,40 € 261.700,19 € 255.757,17 € 250.019,11 € 244.477,27 € 239.123,34 € 233.949,40 €
6 18.395,64 € 17.957,04€ 17.534,08€ 17.126,09€ 16.732,42€ 16.352,44€ 15.985,56€ 15.631,23€ 15.28891€ 14.958,11€
6 (min) 451,80 € 441,03 € 430,64 € 420,62 € 410,95 € 401,62 € 392,61€ 383,90€ 375,50 € 367,37 €
6 (max) 312.338,00 € 304.890,93 € 297.709,63 € 290.782,43 € 284.098,25 € 277.646,58 € 271.417,42 € 265.401,28 € 259.589,12 € 253.972,36 €
7 6.777,29 € 6.615,70€ 6.459,87€ 6.309,56€ 6.164,53€ 6.024,54€ 5.889,37€ 5.758,83€ 5.632,71€ 5.510,84€
7 (min) 1.909,97 € 1.864,43€ 1.820,52€ 1.778,16€ 1.737,28€ 1.697,83€ 1.659,74€ 1.622,95€ 1.587,41€ 1.553,06€
7 (max) 21.379,24 € 20.869,50€ 20.377,95€ 19.903,79€ 19.446,26€ 19.004,65€ 18.578,27€ 18.166,47€ 17.768,63€ 17.384,17€
Netzebene | 10,0% 10,5% 11,0% 11,5% 12,0% 12,5% 13,0% 13,5% 14,0% 14,5%
5 57.858,60 € 56.636,42€ 55.454,30€ 54.310,60€ 53.203,74€ 52.132,25€ 51.094,70€ 50.089,75€ 49.116,09€ 48.172,51€
5 (min) 3.395,00 € 3.323,28€ 3.253,92€ 3.186,81€ 3.121,86€ 3.05899€ 2.998,11€ 2.939,14€ 2.882,01€ 2.826,64€
5 (max) 228.947,92 € 224.111,76 € 219.434,08 € 214.908,41 € 210.528,55 € 206.288,63 € 202.183,03 € 198.206,39 € 194.353,62 € 190.619,84 €
6 14.638,33 € 14.329,11€ 14.030,04€ 13.740,68€ 13.460,64€ 13.189,55€ 12.927,05€ 12.672,79€ 12.426,46€ 12.187,73€
6 (min) 359,52 € 351,92 € 344,58 € 337,47€ 330,59 € 323,94 € 317,49€ 311,24 € 305,19 € 299,33 €
6 (max) 248.542,82 € 243.292,75 € 238.214,72 € 233.301,71 € 228.547,00 € 223.944,20 € 219.487,21 € 215.170,22 € 210.987,71 € 206.934,37 €
7 5.393,03 € 5.279,11€ 5.168,92€ 5.062,31€ 4.959,14€ 4.859,27€ 4.762,56€ 4.668,89€ 4.578,13€ 4.490,18€
7 (min) 1.519,86 € 1.487,75€ 1.456,70€ 1.426,66€ 1.397,58€ 1.369,44€ 1.342,18€ 1.315,78€ 1.290,21€ 1.265,42€
7 (max) 17.012,52 € 16.653,16€ 16.305,58€ 15.969,28€ 15.643,83€ 15.328,77€ 15.023,69€ 14.728,20€ 14.441,91€ 14.164,46€




165

Anhang

Berechnung der Stromgestehungskosten fur fossile Erzeugung 2015 - 2020

Anhang 2

UMA/3 96°CT UM/ S8CT YMA/PD YL CT UMA/3D 29T UMA/ID TS CT UMA/3 6€°CT .
/3 750'969°C e/3912°7/9°C e/3 08€'8Y9°C e/3 SvS129°C e/3 60£°009°C 8/3009'9/5°C
30T 30T 30UTT 3UTT 30UTT 30UCT gSIN ‘Bunssan
3//STT 3//STC 3//STC 31(S°TC 311S1C 31LSTT s1a.dsyiaqly 3@81usziaN
30SL°€6 30SL°€6 30S.°€6 30SL°€6 30S.°€6 30SL°€6 s1a4ds8unisiat 3981uaziaN
3TS9°0TY'T 3G18'98¢'T 3086'C95'T 3PYT6EET 360€'STET 361CT6CT siaidyjorsuuaig
30SC°LTST 3STV'E0ST 36LS6LYT 3VYLSSYT 3806 TEV'T 38I8°LOV'T ua1s0yjoIsuuaig
UM L08'6LT'8Y UM £08'6LT'8Y UM L08'6LT'8Y UM L08'6LT'8Y UM L08'6LT'8Y UM L08'6LT '8V (SH) #epagyyoisuuaig
%3y %8t %3t %8t %3t %3y %81 198Nn3243 YosuP|d|3 pesdssundIm
UM 626'16L°0C UM 626'76L°0C UM 626764 °0C UM 62664 0T UM 62676 °0C UM 62676 0T Sun3naziswouls
_ B/30SC°LCST _ e/3SIY'€0S'T _ B/36/S6/V'T _ /3 v/ SSt'T _ /3806 TEV'T | e/asigorT | u3)s0) auapuNgaSsydneIqian
YMA/D T7°0 UMA/D Y0 UMA/D TF°0 UMA/ 70 UMA/D TY0 YMWA/D 10 gunyjeypueisu g Bunyiep
e/31SL°L e/31SLL e/31SL°L e/31SLL e/31SL°L e/3TSL°L MX/30S0 guniaydisian
e/3018°C8T e/3018°28T e/3018°C8T e/3018°C8T e/3018°28T e/3018°C8T ue1s0)j[eUOSIad
W80T W80T W80T W80T W80T W80T MI/zW £00 M>| oid piepagzie|d
e/3 0v8°0T e/30v8°0T /3 0v8°'0T e/30v8°0T /3 07801 /3 0v8°0T e/,W/3 01 1yoed
_ /3 9£9°'S8T _ /3 9£9°S8C _ /3 9£9°S8T _ /3 9€9'S8¢ _ /3 9€9'S8C | e/39e9s8 | ua1s0)| auspungassqalilag
%6EY %6E Y %6E Y %6EY %6E 'Y %6EY %6E Y 8e|yossnearpay
%000 %000 %000 %000 %000 %000 %000 ge|ydsjneoy sty
%6E 7 %6E 'y %6E 7 %6EY %6E 'Y %6EY zjessuiz
eqge eqe e qg eqge e qg eqge m‘__._m% qc hwzm_umm::Nu:Z
MI/3SE MI/3SE MI/3SE MI/3SE MI/3GE MI/3SE 3667°LYS Sunue|d
M/3 6LT MA/36LT M/36LT MI/36LT MA/36LT M/3 6LT Sunpuiquig
MI/3 89 MI/3 89 M/389 MI/3 89 MI/389 MI/3 89 awyeuqy siq uodsuel]
M/3 66€ M\/3 66€ M/3 66€ MI/3 66€ M\/3 66€ M/3 66€ auaydLad “[yul ualsoxNpoiN
3865°€89°C 3865°€89°C 3865°€89°C 3865'€89°C 3865°€89°C 3865°€89°C MI/3 €LT Uua3s033pnegan
390€'SYT €T 3 90€'SYC €T 390€'SYT €T 390€'SYC €T 390€'ShT €T 390€'SYC €T uonnsanuisduejuy
_ e/3 591 '€88 | e/3S91°€88 | e/3991°€88 _ e/3991°€88 | e/3991°€88 | e/3soress | ua3s0y auapungasiexidey
UM 626'6L°0C UM 626'76/°0C UM 626'76/°0C UM 626'6L°0C UM 626'76/°0C UM 626'76L°0C uapunisyiemo|y 218nazi3
M TOS'ST M TOS'ST M TOS'ST M TOS'ST M TOS'ST M TOS'ST isefIsyogysaiyer
020¢ 6102 810¢ L102 910¢ STOZ yer
yga et ygacreT ua Zrve'T yga cre'T ua Zre'T ua zre't uspunisssunzinuag
M TOS'ST M TOS'ST M TOS'ST M TOS'ST M TOS'ST M TOS'ST Sunisia]

udjjolsuuaag uajissoj sne SunSnazi3 - ualsoyssunyalsasSwouls



Anhang

166

lagen 2015 - 2020

lean

Berechnung der Stromgestehungskosten fur Windenergi

Anhang 3

UMA/3095°8 UMA/3D £9°8 UMA/3D 8L'S YMA/3D 068 UMA/3 056 UMA/10 9°0T TR
e/30/8°L6€ e/3 2€6°°0V e/3 EET'80V e/3 I8V €IV e/3 655 Ty /3 €6E V6V
_ /3€67°6 _ B/3 €676 _ /3 €676 _ ®/3€67°6 _ e/3 €676 _ e/3€67°6 [ uwiAad0z'0 | uasoysBunpewlanaliq|
_ e/3 €676 | e/3 €676 | e/3 €676 | e/3 €676 | e/3 €676 | e/3 €676 [ | usisoy suspunqgassyoneiqan|
/3 /87°€9 2/398/°€9 e/3 867179 /3 066°99 8/3550°7L /3 05t'SL %0S ‘617 I"8M siseqsduessny
e/3 GS1°8S 8/3790'6S e/3166'65 /3 756°09 /3 €86'S9 e/30St'SL %69'T gunijeypueisu| ;g Sunuep
2/3806'6 e/3806'6 2/3806'6 e/3806'6 e/3806'6 2/3806'6 %059 sa311suos
e/3¥11°S e/3¥ST'S 2/396T'S B/3€TP'S e/3€78'S 2/3/60'9 %00y uasUNJIAYIISIAA
e/3198°7¢C e/3198°7¢C e/3198°7¢C e/3198°7¢C e/3%98°7C e/3198°7¢C %00°ST U3150%)[BUOSI
e/3 [VT'TE e/3 VT TE B/3 VT TE e/3 [VT'TE e/3 VT TE e/3 VT TE %0S‘0C yoed
M/3 8281 MI/3 5981 MI/3 €0'61 MI/3 EV'61 MI/30STS MI/3 6£°SS M>I/300°8S U33s0y duapungagsgaliag
_ e/32/8'97T _ e/3 £98'/IT _ e/3098'82T | e/3S68'6CT _ e/3 EE€'SET | essossrr | ua3s0)| u3punqadsqaLag
%6E 'Y %6E 'Y %6E 'Y %6E 'Y %6E 'Y %6E 'Y %6E Y 8e|yosynearpuay
%000 %000 %000 %000 %000 %000 %000 ge|yasjneoyisty
%6E Y %6E Y %6E Y %6E Y %6E Y %6E Y zjessuiz
eoe eQz eQog Xord eQg ez 19nepsSunzinN
MNI/3 LY'8L M/369°6L M1/3 5608 MI/312C8 MI/3 €068 MI/3 2000T %009 sagnsuos
MA/3 LY°8L MX/369°6L MX/3 5608 MA/3t2T8 MX/3 €068 M1/320°00T %009 Sunue|d
MA/3 €T°6€ M/3 S8°6E MA/3 LY'Op MA/3TTTY MA/3 TSPy MX/310°0S %00°E sungal|yosi3
M/36€°G9 MI/3 P99 MI/3 9729 MX/3 7589 MI/36T VL MI/35E€8 %00°S Sunpuiquezian
MA/36€°59 MX/3 Tt'99 MA/39v°L9 MA/3 1589 MA/36T VL M/35E°€8 %00°S juawepun4
M/3S692€ M/3S0CEE MA/36T°LEE M/389°Tre MX/396°0LE MX/300°L8€ M/30028€ auayduad
. . . . . . 7 Hodsuel] "pjul w oyt >
M3/3 98086 /391966 MA/3[8TTO'T MA/310820°T MX/368CTT'T MX/300082°T MX/300082°T ,
W OET < HN ‘MIA ¥ =< €< [NPON
MI/3T8L0E'T MI/3TC8ZE'T NI/3 LT6VET MI/3TLOLET N/398°€8Y'T M/300299°T auayduIad + [NPOA UOI1IISAAU|
3 65'G26'9EV°E 396'7€5°06V°E 302'609'SPS’E 30T‘LET'T09°E 39L°SLS'668°E 300°650°65t" uonsanuissuejuy
_ B/3 S0L'T9C _ B/3 [81'59C | B/3 186'69C | B/3 €6C 1LT _ B/3 7€6'96C | e/39eq6ee ua)3soy duapunga3jeydey)
UM ¥0E"979' UM 70E'979" UM P0E979' UM ¥0E'979 ' UM 70€'979 " YM Y0E979' uspunisnemo|iy 13nazi3
M 879°C M 829°C M 829°C MY 879°C M 829°C M 879°'C 1sejisyogysauyer
B/M>/YM> 89L'T e/M/UMX 89T B/M/UMX 89L'T B/M>I/YM> 89L'T e/M/UM 89T B/M/YMX 89L'T Seayaaidiaug "zads
M 879°C M 829°C M 879°'C M 879°C M 829°'C MY 879°'C 3unisial
_ 0202 _ 6102 _ 8102 | L102 | 910z | ST0Z | _ dyer _

uaSejuealSiduapulp-a4o0ysuQ sne Sunsnazig - ualsoyssunyaisaswolls



167

Anhang

Berechnung der Stromgestehungskosten fur PV-Freiflachenanlagen 2015 - 2020

Anhang 4

UMA/3D €09 UMA/3D 8T9 YMA/3D €9 UMA/ID TS9 UMA/3D 699 UMA/ID €L9 .
/3 0,6°0ST /3 /SL VST /3 /9/'8ST e/3 ¥10°€9T /3 805L9T /3 T€5'891T
_ e/35SL°E _ ©/35SL°E _ e/355/°€ | e/355L°€ _ e/355L°€ | e/355L°€ [ uwifdsto | uarsoysBunpuewsaniyaiial
_ B/355L°E _ B/355L'E _ e/3GSL°€ _ e/3G5L°€ _ B/355L°E | B/355L°E _ | uaisoy auspunqasdsydneiqiap|
/3 0000S°C /3 0000S°C /3 00°00S°C 2/300°00S°C /3 0000S°C /3 0000S°C ey/300'00S°C ey oid usisoy
ey 86's ey 86‘s ey 86‘E ey 86's ey 86‘s ey 86°c M>I/eY 6T000 Hepaqzie|d
/3 /9°9%6'6 /3 /9°9%6'6 /3 /9°96'6 e/3/9°9%6'6 /3 /9°9%6'6 /3 [9°9%6'6 yoed
/3 00v09°C /3 00v09°C /3 00709°C e/300'709°C /3 00v09°C /3 00v09°C MIA/317T'T u31s0y a311suU0S
/3 00950°~ e/300°950°L 2/300°950°L 2/300°950°L /3 00'950°L /3 00'950°L MI/39€°E U3150% |RUOSIDd
B/3 ¢S€TTE /3 63°0€°€ /3 638°60t"€ e/378°915°€ /3 00°0£9°€ /3 //'S59°€E %3T°0 suniayoisiap
B/3 /8'G5€E'S e/378'V1S°S e/3S1'€89°S e/3/€'798'S /3000509 /3567609 %0E0 gunyjeypueisu| xg Sunuepn
_ ©/39/1'8C _ e/3 0EY'8T _ e/3 00,87 _ e/3 586'87 _ e/3 L8767 |  e/sseer | ua3s0)| aU3pUNqaTsqaLIAg
%6E 'Y %6E 'V %6E 7 %6E Y %6E 'Y %6E 'Y %6E 7 Se|yosyneanipay
%00°0 %00°0 %000 %000 %000 %000 %000 Se|yasyneoy|isiy
%6E Y %6E Y %6E v %6EY %6EY %6E 'V zjessuiz
T4 ese eqe eqe eqg eqg Janeps3unzinN
M/3 €L°€0T /3 18°90T MI/3 L00TT MI/3TSETT MA/3LTLTT M/3T0'8TT MA/3TO'8TT sauayasagiayionun
3 Sunue|d
MA/3TV'T8 M/3 18'€8 MI/3 0798 MA/3TT'68 MA/3L6°T6 M/3 €96 M/3 €96 uone|[eisul
M/365°€TT M/3 €6'61C M/3 599 M/3SL'EET M/3 82T MI/3 66T M/366°TT 2JempJeH J31Yd1|3SYI3M
pun a|npoA-UoN
M/3 SL'86€ MX/3850TH MA/3TT'STY M/38€'9er M/3 Tv'0st M/329°€Sh MX/329°€SY auayduad
MA/36€°TSY M/3 6191 M\/3 L6°8LY M/300v61 M/3 68605 M/3TS'ETS MA/3TSETS INPON
3G4'887°S8LT 3¥9'€LT'8€8'T 3GL'E8E V68T 3tv'06L°€S6'T 3£0'599°910°C 38L'€86°0€0°C MA/3 71296 uonnsanuissuejuy
_ 2/36€0'6TT _ e/37/STCT _ e/3 €1€'9CT _ /3 ¥LT 0T _ /3 99% V€T _ /3 Teh'SET _ ua3s0)| dudpungasiende)

UM 00C°€0S°C

YM> 00C"€0S°C

UM 00C"€0S°C

UM 00C°€0S°C

YM> 00C"€0S¢C

YM> 00C"€0S¢C

uapunisnemoyy a1snazi3

M 00T°T MY 00T T MY 00T T M 00T°T MY 00T T M 00T°T 1sefisydQysalyer
B/M>I/UM Z6T'T e/MI/UM Z6T'T B/MI/UMX Z6T'T B/MI/UMX Z6T'T e/MX/UM Z6T'T B/NI/UM 26T T Seauaai8iaug zads
M 00T T M 00T°C MY 00T T M 00T T M 00T°C M 00T T Sumsial
_ 0202 | 6102 | 810Z | L10Z _ 910z | ST0Z | | Ayer _

udsejueudydeliaid-Ad sne 3un8nazig - uaysoyssunyaisaswouis



168 Anhang

Anhang 5: Auszeichnung mit dem Young Author Award und dem Forderpreis der TU Graz im Rahmen
des 15. Symposiums Energieinnovation am 15.02.2018
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B Glossar

RLM-Kunden

SLP-Kunden

Ubertragungsnetzbetreiber

Verteilnetzbetreiber

Geméal § 18 der Stromnetzzugangsverordnung (StromNZV)
muss bei Kunden mit einem Jahresstromverbrauch von mehr
als 100.000 kwWh eine viertelstiindige registrierende Leistungs-
messung (RLM) durchgefiihrt werden. Kunden, die aufgrund
der Hohe des Verbrauchs in die registrierende Leistungsmes-
sung fallen, werden als RLM-Kunden bezeichnet.

Im Gegensatz zu Kunden mit einem Jahresstromverbrauch von
mehr als 100.000 kWh muss der Verteilnetzbetreiber bei Kun-
den mit einem geringeren Verbrauch keine registrierende Leis-
tungsmessung durchfiihren. Stattdessen legt § 12 StromNZV
fest, dass standardisierte Lastprofile (SLP) als vereinfachende
Methode zur Abwicklung der Stromlieferung an Endkunden
angewendet werden konnen. Standardisierte Lastprofile orien-
tieren sich am typischen Lastverlauf definierter Kundengrup-
pen (z.B. Gewerbe, Haushalte, Landwirtschaft, Heizwarme-
speicher), § 12 StromNZV. Es erfolgt also eine grobe Abschat-
zung der zeitlichen Verteilung des Stromverbrauchs im Ab-
rechnungszeitraum je nach Art des Verbrauchers.

Das Ubertragungsnetz (ibertragt Strom iiberregional und uber
grol3e Distanzen hinweg zu den nachgelagerten Verteilnetzen
oder auch an andere européische Lander im Hochstspannungs-
bereich. Das deutsche Strom-Ubertragungsnetz ist in vier Re-
gelzonen aufgeteilt, die die Netzbetreiber TenneT, Amprion,
50Hertz und TransnetBW bewirtschaften. Diese werden als
Ubertragungsnetzbetreiber bezeichnet.

Das Verteilnetz stellt die regionale Stromversorgung sicher und
leitet die elektrische Energie zu den einzelnen Endverbrauchern
im Nieder- und Mittelspannungsbereich. Die Betreiber dieses
Teils des Stromnetzes werden als Verteilnetz- oder Verteiler-
netzbetreiber bezeichnet. In Deutschland existieren rund 890
Verteilnetzbetreiber wie beispielsweise die Stadtwerke Neu-
burg an der Donau.



