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1   Einleitung  1 

 

 

1 Einleitung 

Das Thema Lastmanagement beschäftigt die Energieversorger nicht erst seit Beginn der Energiewende. 

Die folgende Abbildung zeigt die Aufteilung des Stromtarifs der Sächsischen Elektricitäts-Lieferungs-

Gesellschaft A.-G. in drei unterschiedliche Zonen: Hoch-, Mittel- und Niedertarif für die Monate März, 

April, September und Oktober. Dabei variiert der Preis für eine Kilowattstunde Strom zwischen 6,4 

Pfennig im Niedertarif und bis zu 70,4 Pfennig im Hochtarif-Fenster.  

 

 

Das Ansinnen, das hinter der Preisdifferenzierung aus dem Jahr 1927 steckt, ist die Verschiebung der 

Stromlast hin zu Zeiten, in denen mehr Strom zur Verfügung steht, bzw. weg von Spitzenlastzeiten, in 

denen vorübergehend eine große Menge Strom nachgefragt wird. Bis heute ï 90 Jahre später ï ist die 

Fragestellung für die Energieversorger dieselbe geblieben. Lediglich die Rahmenbedingungen haben 

sich geändert: Durch den vermehrten Einsatz von erneuerbaren Energien wie Windkraft und Photovol-

taik ist die Steuerung der Energieerzeugung komplexer geworden. Ein Querverbund zwischen Strom- 

und Wärmebereitstellung z. B. durch den Einsatz von Kraft-Wärme-Kopplung wird zunehmend forciert. 

Hinzu kommen Speichertechnologien, die eingesetzt werden können, um Lasten zu verschieben. Im 

Sinne des Energiewirtschaftsgesetzes sind Verteilnetzbetreiber für die Sicherheit und Zuverlässigkeit 

der Elektrizitätsversorgung verantwortlich. Sie haben also dafür zu sorgen, dem Endverbraucher zur 

richtigen Zeit ausreichend Energie zur Verfügung 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 Möglichkeit, ihren Energieverbrauch zumindest 

bis zu einem gewissen Grad gezielt zu steuern und auf ihren Lastgang einzuwirken. Die intelligente 

Verknüpfung der Erzeuger- und Verbraucherseite kann zur Laststeuerung und damit zur Optimierung 

der Energieversorgung genutzt werden.    

Abbildung 1-1:  Sächsischer Stromtarif 1927 
   [HEIßENHUBER 2015] 



2                   1   Einleitung 

 

1.1 Themenstellung & Motivation 

Der Klimawandel, die weltweite Bevölkerungszunahme, die Gefahr der Nutzung von Atomkraft und 

die ungeklärte 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 Primärenergiebedarf um 50 % gesenkt 

werden (BUNDESMINISTERIUM FÜR WIRTSCHAFT UND TECHNOLOGIE 2010). Die daraus resultierenden 

Herausforderungen wie z. B. die erhöhte Volatilität der Energieerzeugung aus erneuerbaren Energien 

gilt es durch intelligente Systeme zu meistern. Um beim Umbau der Energieversorgung die Gesamt-

wohlfahrt zu maximieren, werden für die vorliegende Dissertation folgende Zielsetzungen für 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 möglichst konstant ist. Um diesen Zustand zu 

erreichen, müssen die Bezugslastgänge auf der Verbraucherseite geglättet werden. Dabei entsteht ein 

Zielkonflikt, da die Stromerzeugungskosten dann am geringsten sind, wenn möglichst viele erneuerbare 

Energien ins Netz einspeisen. Als Lösungsansatz wird die Einführung 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-

nagementmaßnahme 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 ï beispiels-

weise in Form von Stromspeichertechnologien ï kosten darf, ohne die Marktteilnehmer monetär 

schlechter zu stellen als unter den aktuellen Rahmenbedingungen. Dazu wird zunächst die Frage geklärt, 

welche Einsparpotenziale im anreizregulierten Strommarkt Deutschlands im Bereich der Netzentgelte 

gehoben werden können. Um das Lastmanagement netzseitig umzusetzen, wird ein Netztarifmodell 

nach dem Verursacherprinzip entwickelt, das Anreize zur Lastglättung schafft. Dabei soll untersucht 

werden, ob und in welcher Höhe sich monetäre Einsparungen generieren lassen, indem der Bezug aus 

dem vorgelagerten Netz und ein zukünftiger Netzausbau minimiert werden. 

Anschließend 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 monetär schlechter zu stellen. 

Ziel ist es, die Spitzenlast vor Ort durch erneuerbare Energien abzudecken. Außerdem wird untersucht, 

unter welchen Rahmenbedingungen die Gestehungskosten als Preissignale für die wirtschaftliche In-

tegration erneuerbarer Energien auf Verteilnetzebene genutzt werden können.      

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 repräsentative Nutzergruppen 

definiert, die den Großteil der deutschen Energieverbraucher abdecken. Für die weitere Untersuchung 
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ist ein tieferes Verständnis der gültigen 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 Jahreshöchstlasten werden darauffolgend die monetären Einsparpotenziale berechnet 

und wirtschaftlich bewertet. Ebenfalls untersucht werden die Auswirkungen der Netzentgelteinsparun-

gen auf die Kunden(-gruppen), den Verteilnetzbetreiber sowie auf das Gesamtsystem. Anschließend 

steht die Entwicklung eines Tarifmodells für 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 können. Dazu werden die Stromgestehungskosten verschiedener Erzeugungstechnolo-

gien überprüft und deren Entwicklung für den Betrachtungszeitraum von 2015 bis 2040 prognostiziert. 

Die Auswirkungen der Ergebnisse auf den Aufbau von Erzeugungskapazität im Modellgebiet ergeben 

eine neue Datengrundlage, auf deren Basis die Wirtschaftlichkeit des Einsatzes von Stromspeichern als 

Lastmanagementmaßnahme 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 verstärkte 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-

führlich erläutert.  

Bereits 1999 untersuchen beispielsweise Volker Quaschning und Rolf Hanitsch die Möglichkeiten 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 für 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 würde. (QUASCHNING &  HANITSCH 1999)  

Knapp 20 Jahre später befindet sich Deutschland mitten in einem Umbau des Strommarktes. Die verän-

derten Rahmenbedingungen aufgrund der Liberalisierung des Strommarktes und die politisch gewollte 

Steigerung des Anteils erneuerbarer Energien erfordert die zeitgemäße Auseinandersetzung mit dem 

Thema Lastmanagement. Während der Anteil erneuerbarer Energien am Bruttostromverbrauch in 



4                   2   Stand der Wissenschaft 

 

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 

außerdem das Themenfeld Smart Energy, das mit dem geplanten Smart-Meter-Rollout sowie den For-

schungsanstrengungen in Richtung Smart Grid großen Einfluss auf ein wirtschaftliches Lastmanage-

ment haben wird. Diesen Aspekt konnten die Autoren im Jahr 1999 noch nicht berücksichtigen. Nach 

Meinung von Servatius et al. spielt das Thema ĂSmart Energyñ [im Strommarkt der Zukunft] eine oder 

gar die bedeutendste Rolle, da diese Entwicklung die Energiewelt ähnlich stark zu beeinflussen vermag 

wie das Internet die Informations-, Geschäfts- und Freizeitwelt beeinflusst habe (SERVATIUS et al. 

2012). Als weiterer begünstigender Faktor ist die (Weiter-)Entwicklung von Stromspeichertechnologien 

über die vergangenen Jahrzehnte zu nennen. Sowohl auf Haushalts- als auch auf Verteilnetzebene ist 

der Einsatz von Speichertechnologien als Lastmanagementmaßnahme technisch möglich. Aufgrund der 

beschriebenen Entwicklungen fließen die Themenbereiche Smart Energy und Stromspeichertechnolo-

gien in die Betrachtung mit ein, was eine Abgrenzung zu früheren Forschungsarbeiten darstellt. 

Nicht nur in Deutschland, sondern weltweit ist das Thema Lastmanagement von Forschungsinteresse. 

In Ländern mit zunehmendem Einsatz erneuerbarer Energien zur Stromproduktion wie China, dem Iran 

oder dem Bundesstaat Florida werden Ansätze zu Demand Side Integration verfolgt und ausgewertet 

(z. B. DERAKHSHAN et al. 2016, STOLL et al. 2017, YANG et al. 2018). Unterschiedliche Arbeiten be-

schäftigen 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 verstärkte Aufmerksamkeit zuspre-

chen, sehen sie Hemmnisse aufgrund des zur Zeit der Veröffentlichung begrenzten Know-hows in Be-

zug auf Lastmanagementmaßnahmen und der hohen geschätzten Kosten für die nötige Infrastruktur. 

Über die Jahre konnten die Infrastrukturkosten für Informations- und Kommunikationstechnologie 

(IKT) und für 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 Lastmanagementmaßnahmen genannt: Im Bereich der 

Industrie können Lastmanagementpotenziale insbesondere bei elektrolytischen Verfahren zur Pri-

märaluminiumherstellung, beim Chlor-Alkali -Verfahren, im elektrischen Lichtbogenofen, bei der Zell-

stoffproduktion und in Zementwerken gehoben werden (KLOBASA 2007, MÜLLER & MÖST 2018, KLO-

BASA et al. 2013). Außerdem können Querschnittstechnologien wie Drucklufterzeugung, Belüftung, 

Klimatisierung und Prozesskälte für 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 Küh-

lung, Warmwasserbereitung, Nachtspeicherheizungen, Klimatisierung, Belüftung und bei Wärmepum-

pen zur Verfügung (APEL et al. 2012, KLOBASA et al. 2013, MÜLLER & MÖST 2018, KOCH et al. 2016). 

Die Potenziale variieren aufgrund von Charakteristika der einzelnen Anwendungen u. a. in Bezug auf 

die zeitliche Verfügbarkeit und deren Dauer, die Häufigkeit und die Art der Lastveränderung. Laut APEL 

et al. (2012) liegen die Lastmanagementpotenziale in Deutschland bei insgesamt 25 Gigawatt. Dagegen 
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bewerten MÜLLER & MÖST (2018) die Potenziale als wesentlich geringer, da die Lastmanagementpo-

tenziale nur zum Teil zur richtigen Zeit zur Verfügung stehen. Dennoch können durch den Einsatz von 

Demand Response-Maßnahmen der Aufbau von Spitzenlastkapazitäten reduziert, kurzfristige Lastfluk-

tuationen ausgeglichen und dadurch die Residuallast geglättet werden (MÜLLER & MÖST 2018). 

Im Fokus der vorliegenden Arbeit steht die wirtschaftliche Bewertung von Lastmanagement auf Ver-

teilnetzebene. In der Fachliteratur finden sich dagegen überwiegend technische Abschätzungen. Aussa-

gen über die Wirtschaftlichkeit von Lastmanagement trifft WIECHMANN (2008), der neue Betriebsfüh-

rungsstrategien für unterbrechbare Verbrauchseinrichtungen betrachtet. Ansatzpunkt ist die Fragestel-

lung, was der Einsatz eines zentralen Lastmanagements unter definierten Rahmenbedingungen kosten 

würde und welche Erlöse erzielbar wären. Im Fokus stehen die Marktmechanismen des deutschen 

Strommarktes und die Handelsmöglichkeiten 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). Unberücksichtigt bleibt bei 

Wiechmann die Möglichkeit des Aufbaus eigener Speicher- und Erzeugungskapazitäten auf Seiten des 

Verteilnetzbetreibers, die zur Laststeuerung verwendet werden können.  

Den Einsatz von Stromspeichertechnologien als Lastmanagementoption in den Haushalten eines US-

amerikanischen Versorgungsgebietes und dessen Wirtschaftlichkeit behandeln ZHENG et al. (2015). 

Nach ihren Erkenntnissen können 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 fließen dabei nicht in die Untersuchung ein. Während sich Zheng 

et al. auf den Bereich der Haushaltskunden beschränken, nehmen FOCKEN &  KLOBASA (2011) den 

GHD-Sektor und LANGROCK et al. (2015) den Industrie-Sektor in den Fokus der wirtschaftlichen Be-

wertung von Lastmanagementmaßnahmen.  

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-

managementmaßnahmen im Vergleich zum Netzausbau als Ergebnis der Untersuchung an. Laut ihren 

Aussagen können signifikante Einsparungen durch die Aktivierung von Demand Response generiert 

werden. 

Zusammenfassend lassen sich folgende Aspekte ï teilweise einzeln und teilweise in Kombination ï als 

innovativ für die Fragestellung der vorliegenden Arbeit bezeichnen:   

¶ Im Fokus dieser Dissertation steht die Fragestellung nach den maximal möglichen Anfangsin-

vestitionen in ein Lastmanagementsystem, nicht aber die Abschätzung, was ein derartiges Sys-

tem kosten würde. Dabei werden einerseits die möglichen Einsparungen im aktuellen System 

der Netzentgelte bewertet sowie andererseits Potenziale auf der Erzeugerseite untersucht. 

¶ Die Entwicklung einer Beispielregion, die individuelle Ausprägungen der Region berücksich-

tigt und durch Modifikation der Eingabeparameter auf alle Regionen Deutschlands übertragbar 

ist, wird bisher nicht auf diese Art vorgenommen. So lassen sich die Sektoren Haushalt, GHD 

und Industrie in einem Modell bewerten. 

¶ Durch die Kooperation mit einem Verteilnetzbetreiber als Praxispartner kann auf reale Daten 

zurückgegriffen werden, die die Untersuchung aussagekräftig machen.  
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¶ Die Entwicklungen in den Bereichen Stromspeichertechnologien und Smart Energy sind in den 

vergangenen Jahren stark vorangeschritten. Zusätzlich hat sich der Anteil der fluktuierenden 

Energieerzeugung in Deutschland deutlich erhöht. Während in früheren Studien der Stand der 

Technik in diesen Gebieten noch nicht so weit fortgeschritten war, werden ebendiese Techno-

logien mittlerweile als Voraussetzung zur Implementierung eines Lastmanagementsystems an-

gesehen und fließen entsprechend in die Bewertung ein. 

 

Damit leistet die vorliegende Dissertation einen neuen Forschungsbeitrag zum Thema Lastmanagement, 

das im Bereich der Energiewirtschaft eine steigende Bedeutung erfährt und in Zukunft weiter erfahren 

wird.

 

3 Material & Methoden  

Im weiteren Fortgang werden die verwendeten Forschungsansätze definiert, die Begrifflichkeiten ge-

klärt und die geltenden Rahmenbedingungen skizziert. Die darauffolgenden Kapitel beziehen sich in 

den verwendeten Methoden und Rahmenbedingungen auf die in diesem Kapitel ausgeführten Grundla-

gen. 

3.1 Lastmanagement ï Definition, Ziele, Voraussetzungen 

Definition und Ziele 

Als zentraler Begriff dieser Arbeit wird zunächst das Wort Lastmanagement definiert, die damit einher-

gehende Zielsetzung erklärt sowie die technischen Voraussetzungen zur Einführung erläutert.  

Die Notwendigkeit eines Lastmanagements resultiert aus der Besonderheit der Stromnetze. Das Gut 

Strom ist leitungsgebunden, und es besteht aktuell keine Möglichkeit der Speicherung im Netz. Das 

heißt, 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 nötig wird bzw. im schlimmsten Fall ein Zusammenbruch des Netzes droht. (HEROLD 2013) 

Die geplante Steigerung der erneuerbaren Stromerzeugung und der Ausstieg aus der Atomkraft führen, 

wie eingangs beschrieben, bereits heute und wohl in noch größerem Ausmaß in der Zukunft zu einer 

steigenden Volatilität 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 Höhe, Zeitpunkt und Dauer verstanden. 

Gemeint sind alle Aktivitäten, die zur Anpassung der Stromnachfrage und der Einspeisung aus Erzeu-

gungs- bzw. Speicheranalagen auf der Verbraucherseite an die Erzeugungs- und Netzbedingungen ge-

tätigt werden.  
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Demand Side Integration lässt sich in zwei Teilbereichen umsetzen: Demand Side Management und 

Demand Side Response. Während 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: Möglich 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 Netzengpässen 

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.  

Lastflüsse 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 getätigt werden 

müssten (BECKER 2009). Andererseits kann die Integration von Verbraucheranlagen auch für Energie-

versorgungsunternehmen von Nutzen sein. Aus ökonomischer Sicht können Lastmanagementmaßnah-

men auf Verbraucherseite günstiger sein als der Zubau von Spitzenlasttechnologien auf Erzeugerseite, 

vor allem wenn zusätzliche Kraftwerkskapazitäten geschaffen werden müssen (KLOBASA et al. 2013). 

Energieversorgungsunternehmen verfolgen mit einem Lastmanagement folglich das Ziel einer gleich-

mäßigen Auslastung der Kraftwerke über die Beeinflussung der Lastseite, um den Einsatz teurer Spit-

zenlastkraftwerke und den Zukauf teuren Stroms möglichst zu vermeiden (SCHELLONG 2016). Auf Sei-

ten der Verbraucher müssen monetäre Anreize geschaffen werden, die Lasten entsprechend zu verän-

dern.   

Als Maßnahmen 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 gleichmäßigere Auslastung des Versorgungsnetzes erreicht werden 

kann. Zum anderen sind gezielte Abschaltungen insbesondere von Großverbrauchern denkbar. Auf Er-

zeugerseite besteht die Möglichkeit, Energiesysteme mit günstigen Laständerungseigenschaften einzu-

setzen, die kurzfristig zusätzliche Leistung bereitstellen können (KARL 2012).  

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 Übersicht der verschiedenen Varianten der Lastveränderung. Diese sind die 

Verschiebung des Verbrauchs in Zeiten hoher Stromproduktion aus erneuerbaren Energien, die Redu-

zierung des Verbrauchs zu Spitzenlastzeiten, die Erhöhung des Verbrauchs zu Schwachlastzeiten und 

die kurzfristige Änderung der Lastkurve.  

 

Voraussetzungen 

Um durch Lastmanagement die Netzlast entsprechend der Erzeugung steuern zu können, müssen Infor-

mationen über den zeitlichen Verlauf und die Höhe der Stromnachfrage sowie der Stromerzeugung aus-

getauscht werden. Als Informationsträger 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 übernehmen soll, wird demzufolge als notwendige Voraussetzung für den marktdurch-

dringenden Einsatz eines funktionierenden Lastmanagements angesehen. Neben der Datenbereitstellung 

ist es existenziell, die Datenübertragung mittels sicherer Informations- und Kommunikationstechnolo-

gien (IKT) zu gewährleisten. Die aktuell eingesetzten Technologien werden im anschließenden Kapitel 

näher erläutert. 

 

Auf Nutzerseite bestehen weitere Voraussetzungen für den Einsatz eines Lastmanagementsystems. So 

müssen geeignete Verbraucher zur Verfügung stehen, die fakultativ folgende Charakteristika aufweisen 

und aufgrund dessen lastvariabel betrieben werden können: Temperaturspeicherfähigkeit (z. B. Kühl-

systeme, Warmwasserspeicher, etc.), Möglichkeit der zeitlichen Verschiebung (z. B. Wäschetrockner, 

Spülmaschine, etc.) oder Reduzierbarkeit des Lastabrufs (z. B. industrielle Produktionsanlagen, Klima-

tisierung, etc.) (SCHELLONG 2016). Um die verschiedenen Möglichkeiten des Lastmanagements nutzen 

zu können, ist eine zentrale Steuerung der Anlagen erforderlich, die dafür geeignete Software-Lösungen 

bedingt (KARL 2012). Als besonders attraktiv für das Lastmanagement und die Anlageneinsatzplanung 

werden in der Literatur sog. virtuelle Kraftwerke oder Smart Grids angesehen, über die eine Vielzahl an 

dezentralen Arbeitsmaschinen zentral gesteuert werden könne (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 müssen vor dem Einsatz eines Lastmanagementsystems ausreichend geklärt sein. 

Die für das Lastmanagement bereitzustellende Infrastruktur verursacht hohe Anfangsinvestitionen, die 

von den im Weiteren berechneten maximalen Anfangsinvestitionen abgedeckt werden müssen.  

 

Etablierte Formen des Lastmanagements  

Während 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 Lastmanagementmaßnahmen. Die AbLaV zielt vor allem auf Industriebetriebe und 

deren Anlagen als Lastverschiebungspotenziale ab. Mit der Verordnung zu abschaltbaren Lasten werden 

die gesetzlichen Regelungen aus §§ 13 und 14 EnWG näher ausgestaltet. Als abschaltbare Lasten wer-
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den elektrische Verbrauchsanlagen definiert, deren Stromabnahme aus einem Elektrizitätsversorgungs-

netz erfolgt, das im Normalschaltzustand über nicht mehr als zwei Umspannungen mit der Höchstspan-

nungsebene verbunden ist und die auf Anforderung von Übertragungsnetzbetreibern zuverlässig um eine 

bestimmte Leistung reduziert werden können, § 2 AbLaV. Die Verordnung legt die maximalen Vergü-

tungssätze fest, auf die die Anbieter abschaltbarer Lasten Anspruch haben. Als monatlicher Leistungs-

preis sind maximal 500 ú pro Megawatt Abschaltleistung vorgesehen, unabhªngig von einem Abruf 

durch den Netzbetreiber. Wird die Abschaltleistung abgerufen, fallen höchstens 400 ú pro Megawatt-

stunde an, § 4 AbLaV. Des Weiteren gelten technische Voraussetzungen wie eine Mindestleistung von 

5 MW, die Durchführung von Präqualifikationstests und technische Mindestverfügbarkeiten, wann und 

wie lange die Abschaltleistung abgerufen werden kann, § 5 AbLaV und § 13i Abs. 2 Satz 4 EnWG. § 8 

AbLaV regelt zudem, wie die monatliche Ausschreibung der abschaltbaren Lasten durch die Übertra-

gungsnetzbetreiber auszuführen ist. Im Hinblick auf das Lastmanagement, das Verteilnetzbetreiber 

durchführen können, ist § 16 AbLaV von Bedeutung, der besagt, dass auch in nachgelagerten Span-

nungsebenen Vereinbarungen zu abschaltbaren Lasten zwischen dem jeweiligen Netzbetreiber und An-

bieter möglich sind.  

Als eine weitere Form des Lastmanagements ist der Regelenergiemarkt zu sehen. Regelenergie wird 

nach § 2 Nr. 9 StromNZV als diejenige Energie definiert, die zum Ausgleich von Leistungsungleichge-

wichten in der jeweiligen Regelzone eingesetzt wird. Treten plötzliche Abweichungen von prognosti-

zierten Fahrplänen der Bilanzkreisverantwortlichen auf, kann Regelenergie zum Ausgleich der Strom-

netzfrequenz eingesetzt werden. Unterschieden wird zum einen zwischen Primärregelung (Ausgleich 

innerhalb von Sekunden), Sekundärregelung (Ausgleich innerhalb von 5 Minuten) und Minutenreserve 

(Ausgleich innerhalb von Viertelstunden). Zum anderen wird differenziert zwischen positiver und ne-

gativer Regelenergie. (SCHELLONG 2016) Voraussetzungen für die Teilnahme am Regelenergiemarkt 

sind die zur Verfügung zu stellende Mindestanlagenleistung und das Durchlaufen eines Präqualifikati-

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 

möglich. Durch die Nutzung von Stromspeichern lassen sich Angebot und Nachfrage zumindest bis zu 

einem gewissen Maß entkoppeln, was das Managen von Lasten ermöglicht, ohne starke Komfortein-

schränkungen in Kauf nehmen zu müssen.   

Stromspeichertechnologien können grundsätzlich in mechanische, elektrochemische und elektrische 

Speicherarten unterteilt werden (POHL & HAUSMANN 2013). Abbildung 3-2 stellt einen Überblick der 

Speichertechnologien sowie deren Leistungsklassen, Zeitbereiche und Energiedichte dar. Während Su-

perkondensatoren, Magnetspulen und Schwungräder zwar in verschiedenen Leistungsklassen vom Ki-

lowatt- bis zum mittleren Megawattbereich erhältlich sind, beträgt die Dauer der Speicherung lediglich 

Sekunden. In ähnlichen Leistungsbereichen können Batteriespeicher eingesetzt werden. 
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Die Speicherdauer liegt im Minuten- bis Stundenbereich, bei Redox-Flow-Batterien ist diese etwas hö-

her und auch die Leistungsklasse ist größer. Die mechanischen Energiespeicher (Druckluft und Pump-

speicher) befinden sich wie der Wasserstoffspeicher in Megawatt- bis Gigawatt-Leistungsklassen und 

umfassen Zeitbereiche von mehreren Stunden. Wasserstoffspeicher können zur Speicherung über meh-

rere Tage eingesetzt werden.  

Zu den bisher am häufigsten eingesetzten Systemen gehören Pumpspeicherwerke, Druckluftspeicher, 

Batteriespeicher in Form von Natrium-Schwefel-, Lithium-Ionen- und Blei-Akkumulatoren sowie 

Schwungradspeicher. Technisch ausgereift und langjährig im Einsatz sind Pumpspeicherwerke, die ei-

nen Anteil von 99 % der weltweit verfügbaren Speicherkapazität 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 Speicherkapazität von 48 GWh zur Verfügung. Laut 

VDE entspräche dies unter Volllast einer kurzfristigen Gewährleistung der Versorgung von rund sechs 

Stunden. (KONDZIELLA et al. 2013)  

Für den Betrieb von Pumpspeicherwerken wird ein geografisches Gefälle benötigt, das den Bau zweier 

Staubecken ï ein oberes und ein unteres ï zulässt. In Zeiten günstiger 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 über 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 

führen dazu, dass bei der Ausbauplanung nicht vorrangig auf netzseitige Engpässe 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 gewöhnlichen Nutzungsdauer von 50 bis 

60 Jahren. Hauptanwendungsbereiche von Pumpspeicherwerken sind die Bereitstellung von (saisona-

len) Reservekapazitäten, die Netzregulierung durch drehzahlgeregelte Pumpen und das Energiemanage-

ment. (U.S. DEPARTMENT OF ENERGY 2013)  

Abbildung 3-2:  Leistung, Zeitbereich und Energiedichte verschiedener Speichertechnologien 
   [KURZWEIL & DIETLMEIER 2015] 
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Druckluftspeicher sind ebenfalls abhängig von geografischen Gegebenheiten. Bei dieser Form der Ener-

giespeicherung wird durch den Einsatz von Kompressoren Luft in unterirdischen Hohlräumen unter 

Druck gespeichert. Diabate Druckluftspeicher trifft man bereits im großtechnischen Einsatz an. Diese 

arbeiten mit Gaszusatzbefeuerungen, um die ausströmende 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 Wärme in Wärmespeichern aufgefangen und zur 

Erhitzung der ausströmenden Druckluft verwendet. Die Dekompression der Druckluft treibt zur Rück-

gewinnung der elektrischen Energie eine Turbine an.  

Im Hinblick auf den Entwicklungsstand und das Speichervolumen kommen Druckluftspeicher den 

Pumpspeicherwerken am nächsten. (DEUTSCHE ENERGIE-AGENTUR GMBH 2010) Abhängig von der 

Anwendung werden Wirkungsgrade von 41 % bis 70 % erreicht (SALVINI  2017, OBI et al. 2017). Druck-

luftspeicher werden für dieselben Anwendungsbereiche wie die Pumpspeicherwerke und zur Integration 

erneuerbarer Energien eingesetzt. Beide Arten sind nicht für ein Lastmanagement auf Verbraucherseite 

geeignet, sondern erbringen bisher netz- und erzeugerseitige Leistungen. (U.S. DEPARTMENT OF 

ENERGY 2013)  

Im Gegensatz zu den vorgestellten mechanischen Stromspeichertechnologien können elektrochemische 

Batteriesysteme weitgehend unabhängig 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 Systemlösungen) ergab, dass 66 % der 

Teilnehmer bis 2030 den flächendeckenden Einsatz flexibler stationärer Batteriespeicher in Deutschland 

erwarten. Besonders lokalen Akteuren wie Stadtwerken schreiben die Umfrageteilnehmer eine treibende 

Rolle bei der Verbreitung von Batteriespeichern zu. (KONDZIELLA et al. 2013) Sowohl für großskalige 

Anwendungen als auch für den dezentralen Einsatz werden in verschiedenen Größenklassen bisher 

Bleibatterien, Natrium-Schwefel-Batterien (NaS), Lithium-Ionen-Batterien (Li-Ion) und Redox-Flow-

Batterien betrieben. Während Blei-Systeme in ihrer Marktposition aktuell dominieren, schätzen die Um-

frageteilnehmer das zukünftige Potenzial von Lithium-Ionen-Batteriespeichern aufgrund des Kosten-

senkungspotenzials und der variablen Einsatzbereiche als deutlich höher ein. (KONDZIELLA et al. 2013, 

U.S. DEPARTMENT OF ENERGY 2013)  

Bei elektrochemischen Energiespeichern wird grundsätzlich chemische Energie in elektrische Energie 

umgewandelt, indem die Änderungen 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 Verschiebung von Elektro-

nen durch Redoxreaktionen gebracht (KURZWEIL 2015, KURZWEIL & DIETLMEIER 2015). Unterschie-

den wird dabei in gasförmige (z. B. H2), flüssige (z. B. NaS) und feste (z. B. Blei) Reaktanten. Systeme 

mit festen Reaktanten eignen sich vorrangig für den dezentralen Einsatz, flüssige eher für den großska-

ligen Einsatz. (JOSSEN 2014) Lithium-Ionen-Speicher werden beispielsweise für verbraucherseitige 

Lastmanagementmaßnahmen und zur Erhöhung der Eigenversorgung in Verbindung mit kleinskaligen 

regenerativen Energieerzeugungsanlagen verwendet. Natrium-Schwefel- und Redox-Flow-Batterien 

hingegen sehen Experten eher im Einsatz für das Netzmanagement sowie zur Integration großskaliger 
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erneuerbarer Erzeugungsanlagen. (KONDZIELLA et al. 2013) Herausforderungen für den flächendecken-

den Einsatz von elektrochemischen Speichern sind insbesondere die vorhandenen Energiedichten, die 

noch nicht endgültig erforschte Lebensdauer, die Speicherkapazitäten 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 großes Potenzial 

aufgrund der hohen Energiedichte zugeschrieben. Vor allem wenn Wasserstoff über Elektrolyse aus 

erneuerbaren Energien erzeugt wird, kann diese Form der Energiespeicherung zukünftig eine wirtschaft-

liche Option werden (KURZWEIL & DIETLMEIER 2015).  

Um die Rolle der Stromspeichertechnologien im Energiesystem der Zukunft untersuchen zu können, 

sind Kostenprognosen notwendig. Diese sind allerdings aufgrund fehlender Daten und Prognoseunsi-

cherheiten schwierig zu erstellen. (SCHMIDT et al. 2017) Laut KONDZIELLA et al. (2013) würden die 

Vollkosten des Betriebs bei Batteriespeichern nahezu ausschließlich von der Anfangsinvestition der 

Speicheranlage bestimmt. Der Grad der Auslastung hat demnach einen großen Einfluss auf die Kosten 

pro ausgespeicherter Kilowattstunde. Vor allem bei Redox-Flow-, Lithium-Ionen- und Natrium-Schwe-

fel-Batterien sind die spezifischen Kosten stark von der Anzahl der Speicherzyklen abhängig. Bei 500 

Speicherzyklen pro Jahr können die Kosten bei großskaligen Batteriespeichern (1 bis 10 MW) auf min. 

18 (Redox-Flow) bis max. 26 Cent (Li -Ion) pro ausgespeicherter Kilowattstunde Strom sinken. Bei le-

diglich 100 Ladezyklen pro Jahr betragen die Speichergestehungskosten 98 Cent/kWh im Fall der Li-

thium-Ionen-Batterie, 80 Cent/kWh im Fall von NaS- und Redox-Flow-Speichern und 41 Cent/kWh im 

Fall der Bleibatterie. Mit der Erhöhung der Ladezyklenanzahl sinkt allerdings die technische Lebens-

dauer der Batteriesysteme, was sich in früheren Ersatzinvestitionen bei der Berechnung widerspiegelt. 

Aufgrund dessen sinken die Speichergestehungskosten für Bleibatterien am geringsten im Vergleich zu 

den anderen genannten Systemen. (KONDZIELLA et al. 2013)  

OBI et al. 2017 untersuchten Speichergestehungskosten neun verschiedener Druckluftspeichersysteme. 

Diese rangieren zwischen 13 und 104 Cent/kWh1 und betragen im Mittel 46 Cent pro ausgespeicherter 

Ki lowattstunde Strom. Die Speichergestehungskosten von Pumpspeicherwerken wurden anhand sieben 

Speichersystemen ermittelt. Im Fall der höchsten 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. (OBI et al. 2017) 

Im Gegensatz zu den Speichergestehungskosten ermitteln SCHMIDT et al. 2017 zur Prognose der zu-

künftigen Kosten für Stromspeicherung den Investitionsbetrag pro Kilowattstunde Speicherkapazität. 

Auf Basis der Entwicklung von Produktpreisen und abgeleiteten Erfahrungskurven werden die Anfangs-

investitionen der Speicherkapazitäten von 2015 bis 2040 berechnet. Wie oben beschrieben bestimmen 

hauptsächlich die Anfangsinvestitionen die Speichergestehungskosten. Aufgrund dessen kann die Ver-

änderung der Stromgestehungskosten im Zeitverlauf aus den Entwicklungen der Anfangsinvestitionen 

abgeleitet werden. Aus Abbildung 3-3 geht hervor, dass die Produktpreise für Lithium-Ionen-Batterien 

                                                      

1 Die Stromgestehungskosten werden in OBI et al. (2017) in US Dollar für das Jahr 2015 und in SCHMIDT et al. 

(2017) in US Dollar für das Jahr 2012 angegeben. Die Umrechnung in Euro erfolgte mit dem durchschnittlichen 

Wechselkurs für das Jahr 2015 von US$ 1,11/ú und f¿r das Jahr 2012 von US $ 1,28/ú STATISTA GMBH (2017). 
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für den Einsatz im Wohnbereich mit 1.705 ú/kWhcap sowohl im Jahr 2015 als auch im Jahr 2040 trotz 

hoher Erfahrungsraten mit 357 ú/kWhcap am höchsten sind.  

Aufgrund des starken prognostizierten Wachstums an produzierter Stückzahl sinken die Produktpreise 

für Lithium-Ionen-Batterien für den Einsatz in Elektroautos auf die geringsten Kosten von 65 ú/kWhcap 

im Jahr 2040. Auf einem ähnlichen Niveau rangieren 2040 die Produktpreise mit 87 ï 90 ú/kWhcap für 

Lithium-Ionen-Speicher für Elektronikgeräte und Elektrolyse-Anlagen im Versorgerbereich. Fast un-

verändert bleiben dagegen die Investitionsbeträge für Bleisäurebatterien mit 128 ú/kWhcap im Jahr 2040. 

Einen leichten Anstieg erleben die Anfangsinvestitionen für Pumpspeicherwerke, die im selben Jahr bei 

259 ú/kWhcap liegen. Die Produktpreise für Redox-Flow- und Lithium-Ionen-Batterien für den Versor-

gerbereich rangieren im Jahr 2015 laut SCHMIDT et al. 2017 zusammen mit Bleisäurebatterien und 

Brennstoffzellen für den Einsatz im Wohnbereich bei 1.426 - 1.178 ú/kWhcap. Am stärksten sinken da-

von bis zum Jahr 2040 die Investitionsbeträge für Brennstoffzellen auf 191 ú/kWhcap. Die anderen ge-

nannten Speichersysteme weisen dann Investitionsbeträge von 258 ï 319 ú/kWhcap auf. Etwaige weitere 

Kosten für 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 Möglichkeiten so-

wohl auf Seiten der Stromversorger als auch auf Seiten der Stromverbraucher. Potenzielle Erlösquellen 

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 

möglichen Speichertechnologien zu setzen. 

Abbildung 3-3:  Zukünftige Energiespeicherkosten im Zeitverlauf 
   [nach SCHMIDT et al. 2017] 
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3.3 Smart Energy 

Laut Servatius et al. sehen Ădie Entscheidungstrªger in der deutschen Energiewirtschaft in den Themen 

Smart Grid, Smart Metering, E-Mobility und Speichertechnologien die wichtigsten Zukunftstechnolo-

gien bis zum Jahr 2020ñ (SERVATIUS et al. 2012). Diese Aussage lässt 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 

zukünftig an Bedeutung gewinnen.  

Im Folgenden sollen die einzelnen Smart-Energy-Bereiche (Smart Meter, Smart Home, Smart Grid) 

näher erläutert und deren aktueller Einsatz sowie mögliche Entwicklungen in Bezug auf ein aktives 

Lastmanagement dargestellt werden. Die Schaffung einer Smart-Energy-Infrastruktur wird in dieser Ar-

beit als Voraussetzung für das Ausschöpfen von Lastmanagementpotenzialen erachtet. 

 

Smart Meter 

Als Smart Meter werden Ăintelligenteñ Energiezªhler bezeichnet, die im Vergleich zu den bisher einge-

setzten elektromechanischen Ferraris-Zählern nicht nur den Energieverbrauch innerhalb einer Abrech-

nungsperiode, sondern auch die Zeitpunkte der Nutzung aufzeichnen können. Die Messung und Anzeige 

des Stromverbrauchs erfolgt elektronisch und kann in Kombination mit einer Kommunikationsschnitt-

stelle quasi simultan an die Netzbetreiber übertragen werden. Die Verbrauchsdaten werden in regelmä-

ßigen Intervallen, bspw. im Viertelstunden-Takt, erfasst und gespeichert. Diese Zeitreihen bilden die 

individuellen Lastgänge der einzelnen Kunden und damit die Höhe und Dauer der Verbräuche ab. (VIR-

NICH 2013)  

Neben der reinen Messung des Energieverbrauchs ist es durch Smart Meter theoretisch möglich, den 

Verbrauch automatisch auf Basis der angebotenen Tarifmodelle mithilfe einer beliebigen Anzahl virtu-

eller Zählwerke zu steuern. Laut dem Berufsverband Deutscher Baubiologen sei es sinnvoll, diese vir-

tuellen Zählwerke nicht lokal im Zähler, sondern zentral in einem Abrechnungssystem des Netzbetrei-

bers zu berechnen. So ließen sich Anreize schaffen, genau dann Strom zu verbrauchen, wenn gerade 

besonders viel (erneuerbare) Energie im Netz verfügbar sei, und genau dann Strom zu sparen, wenn es 

einen hohen Bedarf oder Engpass in der Erzeugung gebe (keine Sonne, kein Wind). Für solche intelli-

genten Tarifmodelle sei es jedoch notwendig, die Übertragung der Zählerstände schnell, transparent und 

manipulationssicher zu gestalten. (STARZACHER 2013) Resultierend aus diesen technischen Möglich-

keiten erschließt sich, dass Smart Metering die Basistechnologie für Smart Home und Smart Grid dar-

stellt und damit die Voraussetzung für ein automatisiertes Lastmanagementsystem ist.  

Der Nutzen der neuen Zähler basiert einerseits auf der Transparenz des Energieverbrauchs. Für die End-

kunden entsteht die Möglichkeit, ihren tatsächlichen Energieverbrauch zu beobachten und zu analysie-

ren. So können zum Beispiel stromintensive Geräte erkannt und ausgetauscht oder kostenintensives 

Verhalten verändert werden. Durch das möglicherweise 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 
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im Energievertrieb zu schaffen, wodurch sich die Kundenzufriedenheit erhöhen und die Kundenbindung 

stärken lassen. Zudem können 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 für Konkurrenten erhöht sich damit um einen eigenen Zähler bzw. die Miete für die ein-

gebaute Messstelle. (KÖHLER-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 I (2) 

RL 2009/72/EG. Die Bundesregierung hat dazu eine Kosten-Nutzen-Analyse durchführen lassen, deren 

Ergebnisse als Handlungsempfehlungen für die Einführung von Smart Metern in Deutschland im Gesetz 

zur Digitalisierung der Energiewende umgesetzt wurden. Die Einführung der Smart Meter im deutschen 

Energiemarkt soll laut Bundesregierung stufenweise und ohne geregelten Rollout erfolgen, damit Kos-

ten und Nutzen in einem vernünftigen Verhältnis stehen. Ein 100 %-Rollout würde laut BMWi für 

Klein- und Durchschnittsverbraucher zu unzumutbaren Kostenbelastungen führen (BUNDESMINISTE-

RIUM FÜR WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2015a).  

Zunächst werden intelligente Zähler als Basisinfrastruktur verbaut, die zu jedem Zeitpunkt über eine 

zusätzliche Kommunikationseinheit, dem sog. Smart-Meter-Gateway, zu einem intelligenten Messsys-

tem erweitert werden können. Für den Einbau und den Betrieb gibt die Bundesregierung Preisobergren-

zen vor, § 31 Gesetz zur Digitalisierung der Energiewende. Während bisher genutzte einfache elektro-

mechanische Zähler im Durchschnitt Kosten zwischen 10 und 15 ú jªhrlich verursachten, liegt die Preis-

obergrenze für intelligente Zähler zwischen 23 ú jªhrlich f¿r Verbraucher unter 2.000 kWh und 100 ú 

pro Jahr für Verbraucher zwischen 6.000 und 10.000 kWh. Diese Regelung soll gewährleisten, dass der 

Ausbau der Smart Meter aus volkswirtschaftlichen Gesichtspunkten positiv verläuft.  

Finanziert werden soll der Ausbau nicht über eine Umlage, sondern über die Entgelte für Messung und 

Messstellenbetrieb. (BUNDESMINISTERIUM FÜR WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2015a) Den Zeitplan der 

Entwicklungsstufen, wie im Gesetz für die Digitalisierung der Energiewende festgelegt, zeigt Abbildung 

Abbildung 3-4:  Smart-Meter-Rolloutplan ï Verbrauchersicht 

   [BUNDESMINISTERIUM FÜR WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2015] 
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3-4. Aus der Grafik geht hervor, dass der Zeitplan nach der Pilot- und Feldtestphase ab 2017 zunächst 

einen Einbau von Smart Metern bei Stromverbrauchern mit einem jährlichen Verbrauch größer 

10.000 kWh vorsieht. Dabei sollen vorrangig Kunden berücksichtigt werden, die nicht bereits unter die 

registrierende Lastgangmessung fallen. 

Die Einbaugrenze wird im zweiten Schritt gesenkt werden, wobei grundsätzlich die Untergrenze eines 

Stromverbrauchs von 6.000 kWh pro Jahr gilt. Bei einem Verbrauch unterhalb dieser Grenze ist der 

Einbau nicht verpflichtend, sondern optional für 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 FÜR WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2015a). Gesetzliche Grundlage für 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.  

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 Gebäu-

desicherheit, Unterhaltungselektronik und Gebäudeautomation. Mit klassischen Smart-Home-Anlagen 

kann das Haus nach den Bedürfnissen der Bewohner gesteuert werden. Beispielsweise ist es möglich, 

die Räume individuell dem gewünschten Temperaturniveau entsprechend der Ankunftszeit der Hausbe-

wohner zu beheizen oder die Bewohner per Smartphone zu informieren, falls während ihrer Abwesen-

heit die Alarmanlage ausgelöst wird. (ARNOLD 2014) 

Im Gegensatz zu den beschriebenen klassischen Anwendungen zielt der Ansatz von Smart Home zur 

Erhöhung der Energieeffizienz auf die Senkung von Lastspitzen und die Verlagerung des Stromver-

brauchs in lastarme Zeiten ab, um eine gleichmäßigere Auslastung des Versorgungsnetzes zu garantie-

ren. Dies kann zukünftig über das Zusammenspiel von Smart Home, Smart Meter und Smart Grid in 

Form eines Last- und Erzeugungsmanagements erfolgen. Dazu ist es notwendig, dass eine durchgängige 

Abbildung 3-5:  Smart-Meter-Rolloutplan ï Erzeugersicht 
   [BUNDESMINISTERIUM FÜR WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2015] 
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Integration von Smart Grid und Smart Home über die Smart Meter gewährleistet ist. (VIRNICH 2013) 

Nicht zeitkritische Verbraucher wie Waschmaschine, Wäschetrockner und Spülmaschine können so 

durch vernetzte Smart-Home-Technologien über 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 führt die intelligenten Technologien zu-

sammen. Intelligente Stromnetze ï insbesondere die Verteilnetze ï sollen in Zukunft ein Last- und Er-

zeugungsmanagement ermöglichen, um auf die zeitlich stark schwankende Energieerzeugung reagieren 

zu können (FRIEDL et al. 2014). Dazu ist eine Feinabstimmung zwischen Erzeugung, Verbrauch und 

Speicherung nötig, die über die Komponenten Smart Meter und Smart Home erfolgen soll, die entspre-

chende Signale übertragen und empfangen. Abgeleitet aus verschiedenen Definitionen des Smart Grid 

der Bundesnetzagentur, des BDEW und der Deutschen Kommission Elektrotechnik Elektronik Infor-

mationstechnik (DKE) definiert KÖHLER-SCHUTE 2012 das Smart Grid als eine Aufrüstung des kon-

ventionellen Elektrizitätsnetzes um informations- und regeltechnische Erweiterungen. Laut ihr bedeutet 

Ă[é] ,smartó, dass Netzzustªnde in āEchtzeitó erfasst werden kºnnen und Mºglichkeiten zur Steuerung 

und Regelung der Netze bestehen [é]ñ (KÖHLER-SCHUTE 2012).  

Die Möglichkeiten der intelligenten Steuerung von Erzeugung, Speicherung und Verbrauch durch das 

Smart Grid lassen sich in Form eines Lastmanagements nutzen. Laut Berufsverband Deutscher Baubi-

ologen könne zum Beispiel der angebotsabhängige Abruf der Leistung grundsätzlich auf zwei verschie-

dene Arten bewerkstelligt werden:  

Ă1. Das Smart Grid des VNB [= Verteilnetzbetreiber] teilt ¿ber das Smart Meter dem Smart-Home-

System des Kunden mit, wann Überkapazitäten mit einem günstigen 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.ñ (VIRNICH 2013). Die Optionen zur Integration von Smart Home und Smart Grid 

über Smart Meter schätzt der Berufsverband Deutscher Baubiologen aktuell allerdings noch als sehr 

beschränkt ein. Die technische Entwicklung und das entsprechende Marktangebot blieben abzuwarten. 

(VIRNICH 2013) Im zukünftig funktionsfähigen Smart Grid, in das eine Vielzahl an dezentralen Erzeu-

gungsanlagen als virtuelles Kraftwerk integriert ist, ergeben sich folgende Vorteile im Vergleich zum 

Betrieb großer Kraftwerke: erhöhte Redundanz der Stromerzeugung, verbesserte Lastwechseleigen-

schaften, Entlastung der Netzinfrastruktur und verbessertes Teillastverhalten. (KARL 2012) 

Dadurch können Smart Grids durch die Reaktionsmöglichkeit 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 eröffnen Smart Grids den Marktakteuren einen uneingeschränkten 

Informationsaustausch untereinander, der im derzeitigen System gestört ist. Die bidirektionale Kommu-

nikation bedingt, dass sich Marktpreise bilden, die Informations- und Lenkungsfunktionen übernehmen 

können. 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 Datenübertragung genauer prognostizieren lassen, eröffnet sich für 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 Erzeugungskapazitäten durch eine gleichmä-

ßigere Stromproduktion teilweise überflüssig bzw. in die Zukunft verlagert. Essentiell für den Umbau 

der Stromnetze zu Smart Grids ist eine stabile und sichere Informations- und Kommunikationsinfra-

struktur, deren Kosten dem Einsparpotenzial gegenüberstehen. Kostenoptimierungspotenziale ergeben 

sich laut Haber und Staudigl aber auch durch eine funktionierende IuK-Infrastruktur, mit der sich die 

Wartung und Überprüfung von Anlagen, Geräten und Netzen vereinfachen ließe. Vor Ort könne Perso-

nal eingespart werden, da es möglich sei, die Zustandsüberprüfungen z. B. von Umspannwerken online 

durchzuführen (HABER & STAUDIGL 2012). Zusammenfassend lässt sich das Smart Grid als Strom-

Drehschreibe beschreiben, die Ăstªndig austariert werden muss zwischen dezentraler Einspeisung und 

lokalem Verbrauchñ (SERVATIUS et al. 2012). 

3.4 Beispielregion & Praxispartner  

Sprach man noch vor einiger Zeit von einem West-Ost-Gefälle 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 großen Rastern zu 

denken. Die Prognos AG formuliert die Situation in Deutschland folgendermaÇen: Ă[é] die Wirt-

schaftsmacht Deutschland gleicht, statt Merkels schmuckem Panoramafoto, eher einem Puzzle aus 402 

Landkreisen, dessen St¿cke nicht richtig zusammenpassen.ñ (PROGNOS AG 2013) 

Nicht nur in der Wirtschaftskraft, sondern auch bei Indikatoren wie dem Bevölkerungswachstum 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-

desländer. Während beispielsweise in Bayern die Metropolregion München und deren sog. Speckgürtel 

floriert, spricht der Zukunftsatlas der Prognos AG bestimmten Landkreisen der nördlichen Oberpfalz 

und Oberfrankens hohe Zukunftsrisiken zu (PROGNOS AG 2013). Determinanten wie die Altersstruktur 

der Bewohner oder die Größe 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 Städten bzw. Landkreisen durchgeführt. Konkret wird das Versorgungsgebiet 

des Verteilnetzbetreibers Stadtwerke Neuburg an der Donau als Beispielregion ausgewählt und im wei-

teren Verlauf analysiert. Mit den Stadtwerken Neuburg steht dem Forschungsvorhaben ein Projekt-

partner zur Verfügung, der belastbare, reale Daten liefern kann. In Deutschland gibt es im Jahr 2016  

875 Verteilnetzbetreiber (BUNDESNETZAGENTUR FÜR ELEKTRIZITÄT , GAS, TELEKOMMUNIKATION , 

POST UND EISENBAHNEN & BUNDESKARTELLAMT 2019). Alle bewirtschaften das jeweilige Nieder-

spannungsnetz, der Großteil auch das Mittelspannungsnetz und die Umspannebene dazwischen 

(SCHEFFLER 2016). Verteilnetzbetreiber lassen sich auf unterschiedliche Weise charakterisieren. Ein 

Merkmal ist die Anzahl der versorgten Zählpunkte. 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 Zählpunkte versorgt. Abbildung 3-6  stellt die Struktur der Verteilnetz-

betreiber in Deutschland nach Anzahl der versorgten Zählpunkte dar. Rund 35 % der Verteilnetzbetrei-

ber versorgen 1.001 bis 10.000 Zählpunkte. Ebenfalls rund 35 % versorgen zwischen 10.001 und 30.000 
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Zählpunkte. Mit rund 17.000 versorgten Zählpunkten liegen die Stadtwerke Neuburg a. d. Donau als 

Verteilnetzbetreiber im Mittelfeld. Ein weiteres Merkmal von Verteilnetzbetreibern ist die Stromkreis-

länge. 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 FÜR ELEKTRIZITÄT , GAS, TELEKOMMUNIKATION , POST 

UND EISENBAHNEN & BUNDESKARTELLAMT 2019).  

Die Leitungslänge der Stadtwerke Neuburg a. d. Donau beträgt ca. 645 km und liegt damit in der Kate-

gorie 501 bis 1.000 km Stromkreislänge, die für 20 % der Verteilnetzbetreiber gilt. Aufgrund der beiden 

Ausprägungen Stromkreislänge und versorgte Zählpunkte können die Stadtwerke Neuburg a. d. Donau 

als ausreichend repräsentativ für mittlere, deutsche Verteilnetzbetreiber angesehen werden. Die Ergeb-

nisse der vorliegenden Arbeit lassen sich grundsätzlich auf den Großteil der Verteilnetzbetreiber in 

Deutschland übertragen ï insbesondere da die Rahmenbedingungen der Energiewirtschaft für das ge-

samte Bundesgebiet gleichermaßen gelten. Abweichungen können bei der Ausprägung der Ergebnisse 

der Kapitel 4 und 5 für die einzelnen Regionen bzw. Verteilnetzbetreiber auftreten, da die Netztarife 

auch von geografischen und strukturellen Ausprägungen abhängen. Indem die Charakteristika der Re-

gion und des Netzbetreibers beschrieben werden, lässt sich die Vergleichbarkeit mit einzelnen Regionen 

bei Bedarf bestimmen. In Kapitel 6 liegt der Fokus auf der Entwicklung des Gestehungskostenmodells, 

das für andere Regionen angewendet werden kann. Die Ergebnisse daraus gelten grundsätzlich für die 

Beispielregion und alle Regionen Deutschlands, deren Charakteristika denen der Beispielregion ähneln. 

Ob das für einzelne Regionen der Fall ist, kann anhand er im Folgenden beschriebenen Merkmale und 

der in Kapitel 6 dargestellten Rahmenbedingungen überprüft werden.   

Abbildung 3-6:  Struktur der Verteilnetzbetreiber in Deutschland nach Anzahl der versorgten Zählpunkte im 
Jahr 2017 

  [Eigene Darstellung nach BUNDESNETZAGENTUR FÜR ELEKTRIZITÄT, GAS, TELEKOMMUNIKA-

TION, POST UND EISENBAHNEN & BUNDESKARTELLAMT 2019] 
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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 Gemeindegrößenklasse mit 20.000 bis 50.000 Einwohnern die Kategorie mit dem größten Anteil 

(18,4 %) an der deutschen Bevölkerung (STATISTISCHE ÄMTER DES BUNDES UND DER LÄNDER 2018). 

Die Beispielregion ist folglich ein für Deutschland typisches Versorgungsgebiet mittlerer Größe. Wei-

tere Charakteristika der Beispielregion werden im folgenden Kapitel in Form von Nutzergruppen und 

deren Ausprägungen dargestellt. Die Stadtwerke Neuburg als Praxispartner sind ein typischer städti-

scher Verteilnetzbetreiber mit rund 17.000 Netzkunden, der die Netzebenen 5 bis 7 (Mittelspannung, 

Umspannung, Niederspannung) bewirtschaftet. Insgesamt schließt die geographische Fläche des Ver-

sorgungsgebietes 74,81 km2 ein. Die Netzlänge des Mittelspannungsnetzes (20 kV) beträgt im Jahr 2014 

rund 130 km, das Niederspannungsnetz (0,4 kV) weist eine Länge von ca. 515 km auf. Der überwie-

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 für die Übertragung der Leistung 

eingesetzt. Aktuell sind Photovoltaikanlagen mit einer Spitzenleistung von 18 MW im Netzgebiet der 

Stadtwerke Neuburg installiert. (GROSSMANN 2016) 

 

Der gesamten vorliegenden Arbeit liegt der Netzlastgang des Neuburger Versorgungsgebiets sowie die 

bezogenen Strommengen und Höchstlasten 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 für die Netzentgelte 2016 dienen. Das Jahr 2016 war zu Beginn des Forschungs-

Abbildung 3-7:  Verteilung der Einwohner in Deutschland nach Gemeindegrößenklassen (Stand: 
31.12.2017) 

  [Eigene Darstellung nach STATISTISCHE ÄMTER DES BUNDES UND DER LÄNDER 2018] 
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projektes das aktuellste Jahr. Es wurde bewusst darauf verzichtet, Lastgänge von anderen Verteilnetz-

betreibern zu verwenden, da für aussagekräftige Ergebnisse das Zusammenspiel aus den jeweiligen 

Netzkosten, Netzcharakteristika sowie Abnehmerstrukturen notwendig ist. Vom Praxispartner wurden 

eben diese Daten zur Verfügung gestellt, weswegen die Ergebnisse dieser Arbeit der Realität im Ver-

sorgungsgebiet Neuburg und in allen ähnlichen Versorgungsgebieten entsprechen.  

Ebenfalls wurde darauf verzichtet, aus Neuburger Lastgängen 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 geschätzt. Abgesehen davon hat sich die Struktur 

des Lastgangs des Praxispartners in den vergangenen Jahren nicht signifikant verändert. Zwar variieren 

die Bezugsmengen der Verbraucher, die Struktur bleibt im Zeitverlauf aber konstant. Leidglich das Hin-

zukommen bzw. Wegfallen von Großverbrauchern wie Industriebetrieben hätte einen signifikanten Ein-

fluss auf den Lastverlauf. Diese Nutzergruppe hat sich aber in der jüngeren Vergangenheit nicht verän-

dert.  

Tabelle 3.1 zeigt die Übersicht der Verteilnetzstrukturdaten aus den Jahren 2013 bis 2017, wobei die 

Homogenität der Jahreshöchstlasten und Abgabemengen über den Zeitverlauf deutlich wird. Deshalb 

wird der Netzlastgang aus dem Jahr 2014 als ausreichend repräsentativ für 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. 

 

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. Für die Analyse in den folgenden Kapiteln wer-

den die Netzkunden betrachtet, die nach ihrem Anschluss an die jeweilige Spannungsebene in repräsen-

tative Nutzergruppen aufgeteilt werden, damit die Vergleichbarkeit zu anderen Regionen sichergestellt 

werden kann. Zudem werden innerhalb der einzelnen Netzebenen Beispielkunden beschrieben, die zur 

Jahr 2013 2014 2015 2016 2017 

Jahreshöchst-

last 

Keine Daten 

verfügbar 

39.953 kW 41.488 kW 40.040 kW 41.379 kW 

Entnommene Jahresarbeit (nur Letztverbraucher ohne Netzverluste) 

Netzebene 5 175.599.223 

kWh 

164.047.866 

kWh 

162.820.983 

kWh 

167.743.276 

kWh 

170.169.607 

kWh 

Netzebene 6 22.280.215 

kWh 

23.093.827 

kWh 

22.546.432 

kWh 

21.830.859 

kWh 

21.348.314 

kWh 

Netzebene 7 62.994.331 

kWh 

60.036.286 

kWh 

59.557.431 

kWh 

59.620.660 

kWh 

61.489.976 

kWh 

Tabelle 3.1:  Verteilnetzstrukturdaten des Praxispartners von 2013 bis 2017 
  [Eigene Darstellung] 
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wirtschaftlichen Bewertung der Ergebnisse herangezogen werden. Als übergeordnete 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 

können nur die lastgemessenen Kunden (RLM-Kunden) verwendet werden, da nur bei diesen Kunden 

die abgerechnete Jahreshöchstlast bekannt ist. Für die wirtschaftliche Bewertung ist allerdings nicht nur 

die Jahreshöchstlast, sondern auch die abgenommene Strommenge entscheidend. Um über reale Aus-

wirkungen sprechen zu können, wird darauf verzichtet Mittelwerte über beide Parameter zu bilden. 

Stattdessen wird die Jahreshöchstlast als entscheidender Parameter definiert und für jede Netzebene für 

die RLM-Kunden der Mittelwert der abgerechneten Jahreshöchstlasten gebildet. Anschließend wird der-

jenige Kunde als Beispielkunde ausgewählt, dessen Jahreshöchstlast am nächsten zum Mittelwert der 

Netzebene liegt. Zur weiteren Beschreibung der spezifischen Charakteristika der Netzebenen wird über 

die Minima und Maxima außerdem die Bandbreite der jeweiligen Jahreshöchstlasten dargestellt. Unbe-

rücksichtigt als Entscheidungskriterium bleibt die jährliche Benutzungsdauer.  

3.5.1 Netzebene 5 

Die Netzebene 5 entspricht der Mittelspannungsebene, in der fast alle Kunden lastgemessen abgerechnet 

werden (§ 12 StromNZV). Darin wird eine durchschnittliche jährliche Strommenge bezogen auf die 

Jahre 2013 ï 2017 von rund 168.000.000 kWh abgesetzt, bei einer Jahreshöchstlast der Verbraucher 

von 26.300 kW. Abgesehen von einigen dezentralen Einspeiseanlagen, die im weiteren Verlauf nicht 

betrachtet werden, sind ausschließlich Großverbraucher der Industrie, des Gewerbes und öffentliche 

Einrichtungen wie Krankenhäuser und Verwaltungsinstitutionen an die Mittelspannungsebene ange-

schlossen. Die 16 Kunden der Netzebene 5 werden als Industriekunden zusammengefasst. Um die Ano-

nymität der Verbraucher zu wahren, werden die Sonderkunden im Sinne des § 19 Abs. 3 StromNEV, 

die ein singuläres Netzentgelt bezahlen, nicht explizit betrachtet. Die mittels Standardlastprofil gemes-

senen Kunden (SLP-Kunden) der unterschiedlichen Gewerbesektoren können aufgrund der fehlenden 

Lastmessung ebenfalls nicht einzeln bewertet werden. Der Mittelwert der Jahreshöchstlasten der 14 

RLM-Kunden beträgt 1.157 kW. Der repräsentative Beispielkunde der Netzebene 5, dessen Jahres-

höchstlast dem Mittelwert am nächsten liegt, bezieht eine Jahreshöchstlast von 1.210 kW bei einer Jah-

resstrommenge von 959.207 kWh. Das Minimum der Jahreshöchstlasten 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 Großteil 

lastgemessen, da die Kunden überwiegend einen Stromverbrauch von mindestens 100.000 kWh pro Jahr 

aufweisen (§ 12 StromNZV). Die 65 Kunden dieser Spannungsebene sind insbesondere dem Sektor 

Gewerbe, Handel und Dienstleistungen (GHD) zuzurechnen sowie öffentlichen Einrichtungen wie 

Schulen und Kommunalverwaltungen. Die durchschnittliche Jahresbezugsmenge (2013 ï 2017) der 

Netzebene liegt bei rund 22.000.000 kWh bei einer Jahreshöchstlast der Verbraucher von 5.300 kW. 

Der Mittelwert der Jahreshöchstlasten der 50 RLM-Kunden beträgt 291 kW. Als repräsentativer Bei-

spielkunde aus dem GHD-Sektor wird deshalb ein Abnehmer mit einer Jahreshöchstlast 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 Jahreshöchstlasten 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 für die nicht leistungsgemessene Kundengruppe der Netz-

ebene 7 Standardlastprofile für Haushaltskunden (H0) zur Abschätzung des Lastverlaufs verwendet, 

nach deren Vorbild die Jahresverbräuche der jeweiligen Kunden über den Jahresverlauf ausgerollt wer-

den. Die Gruppe der SLP-Kunden erbringt beim Beispiel-Netzbetreiber 88 % der Netzerlöse aus der 

Niederspannungsebene. Lediglich 12 % der Netzerlöse 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 ï 2017) bei einer Jahreshöchstlast 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 öffentliche Beleuchtung aus. Die Strommenge, die für Speicherheizungen 

verwendet wird, beträgt 5 %.  

 

 

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 öffentliche Einrichtungen, deren Jahresstromverbrauch 100.000 kWh übersteigt oder die frei-

willig lastgemessen sind. Der Mittelwert der Jahreshöchstlasten der RLM-Kunden in der Netzebene 7 

beträgt 111 kW. Analog zu den vorgelagerten Netzebenen erfolgt die Definition des Beispielkunden. 

Dessen durchschnittliche Jahreshöchstlast beträgt 110 kW bei einer Jahresstrommenge von 

143.680 kWh. Das Minimum der Jahreshöchstlasten in Netzebene 7 liegt bei 31 kW, das Maximum bei 

347 kW. 

3.6 Rahmenbedingungen der deutschen Energiewirtschaft im Kontext 

Lastmanagement 

Als Basis für 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 für eine Energiewende entschieden. Konkret 

wird der Ausstieg aus der Atomkraft bis zum Jahr 2022 (§ 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 für 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 

Basis 

1990 

Anteil 

Strom 

Anteil 

Wärme 

Gesamt 

EEV 

Anteil 

Strom 

Primär-

energie 
Strom 

Energie-

produkti-

vität 

Gebäude-

sanierung 

2020 -40 % 35 % 14 % 18 % 25 % -20 % 10 % 

Steigern 

auf  

2,1 % 

pro Jahr 

-20 % 

2030 -55 % 50 %  30 %    Sanie-

rungsrate 

auf 2 % pro 

Jahr erhö-

hen 

2040 -70 % 60 %  45 %    

2050 
-80 - 

95 % 
80 %  60 %  -50 % 25 % 

-80 % PEV 

sowie EE 

Mit der Erreichung dieses Ziels geht die weitere Erhöhung der Volatilität der Stromerzeugung in 

Deutschland einher. Durch die Steigerung der gesamtwirtschaftlichen Energieproduktivität um 2,1 % 

pro Jahr ist eine Senkung des Primärenergieeinsatzes um 50 % möglich, deren Umsetzung ebenfalls bis 

Abbildung 3-9:  Klimaschutzziele Bundesregierung 
   [Eigene Darstellung nach BUNDESMINISTERIUM FÜR WIRTSCHAFT UND TECHNOLOGIE 2010] 
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zum Jahr 2050 vorgesehen ist. Einen Überblick der gesetzten Ziele zu den jeweiligen Kontrollzeitpunk-

ten stellt Abbildung 3-9 dar. (BUNDESMINISTERIUM FÜR WIRTSCHAFT UND TECHNOLOGIE 2010) 

Für die Modellentwicklung in den weiteren Kapiteln gilt die Annahme, dass die Energie- und Klima-

schutzziele der Bundesregierung im Betrachtungszeitraum 2020 bis 2050 jeweils erfüllt werden können, 

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 verändert, was auf die Aktualität 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 Änderungen 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 für Wirtschaft und Energie (BMWi) als derart reformierend beschrieben wie die 

Liberalisierung des Strommarktes in den 1990er Jahren (BUNDESMINISTERIUM FÜR 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 Kapazitätsreserven und die Regelung zur Stilllegung von Kraftwerken (BUNDESMINISTERIUM FÜR 

WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2017). Die gewachsene Bedeutung des Lastmanagements innerhalb der 

Energiewirtschaft zeigt unter anderem die Einführung eines Monitorings für Lastmanagementmaßnah-

men, um dessen Beitrag zur Netzstabilisierung evaluieren zu können, Artikel 1 Nr. 16 Strommarktge-

setz. Für Betreiber von Stromspeichern sieht der Gesetzgeber durch die Änderung 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 ändert sich die Rentabilität von Stromspeicheranlagen signifikant, was der Intention der 

Flexibilisierung des Strommarktes Rechnung trägt. Artikel 1 Nr. 28 des Strommarktgesetzes ergänzt das 

EnWG um den § 111e, der die Einrichtung eines Marktstammdatenregisters vorsieht.  

Die Verordnung über das zentrale elektronische Verzeichnis energiewirtschaftlicher Daten (Markt-

stammdatenregisterverordnung ï MaStRV) regelt die Erfassung aller Energieerzeugungs- und Speicher-

anlagen und bestimmter Verbraucheranlagen sowie deren jeweilige Betreiber, der Betreiber von Elekt-

rizitätsversorgungsnetzen 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 Einführung und den Betrieb von intelligenter Messtechnik 

sowie deren Kommunikationseinheiten, den sog. Smart-Meter-Gateways im Gesetz über den Messstel-

lenbetrieb und die Datenkommunikation in intelligenten Energienetzen (Messstellenbetriebsgesetz ï 

MsbG), Artikel 1 Gesetz zur Digitalisierung der Energiewende.  

Mit der Digitalisierung der Verbrauchsdaten, die künftig in Echtzeit im Viertelstundentakt von Verbrau-

cher, Erzeuger und Speicher über Smart-Energy-Technologien aufgezeichnet und an zentrale Stellen 

übermittelt werden sollen, geht die Frage nach dem Datenschutz einher. Besonders Smart Meter als 
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Basistechnologie für weitere Smart-Energy-Anwendungen stehen vor der Herausforderung, die Sicher-

heit der Daten zu gewährleisten, die aufgrund ihrer hohen Aussagekraft ein erhöhtes Angriffspotenzial 

aufweisen. Aufgrund dessen wurden vom Bundesamt für Sicherheit in der Informationstechnik (BSI) 

technische Richtlinien und Schutzprofile erarbeitet, die mit dem Gesetz zur Digitalisierung der Energie-

wende in Kraft treten (BUNDESMINISTERIUM FÜR WIRTSCHAFT UND ENERGIE 2015b). Die Wirkung der 

rechtlichen Vorgaben wird sich in den kommenden Jahren zeigen. Je nach Effektivität 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 

durchgeführt. Für das Verständnis der Ergebnisse ist es notwendig, die entsprechenden gesetzlichen 

Rahmenbedingungen und Mechanismen zu kennen. Um Elektrizität 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 für dasselbe Gebiet aufzubauen und zu 

betreiben. Durch diese Eigenschaft zählt das Stromnetz zu den klassischen Beispielen für ein natürliches 

Monopol, bei dem Wettbewerber marktwirtschaftlich nicht effizient sind (BÖTTCHER 2014). Aufgrund 

dessen besteht ein staatlicher Regulierungsbedarf in diesem Teil des Strommarktes sowie grundsätzlich 

in jedem leitungsgebundenen Markt. Der Regulierungsbedarf am Elektrizitätsmarkt lässt sich in drei 

Aufgaben untergliedern: Netzzugangsregulierung, Entflechtung und Netzentgeltregulierung. Überwacht 

werden die Regulierungsmaßnahmen von der Bundesnetzagentur bzw. den zuständigen Landesregulie-

rungsbehörden. Die Netzzugangsregulierung soll gewährleisten, dass Wettbewerbern, die Strom in das 

Netz einspeisen wollen, ein diskriminierungsfreier Zugang zur Verfügung steht. Dadurch wird verhin-

dert, dass monopolistische Netzbetreiber ihren Konkurrenten den Zugang verwehren und damit den 

Wettbewerb in den vor- und nachgelagerten Wertschöpfungsstufen einschränken. (HOFFJAN 2015) 

Im Gegensatz zum Stromtransport ist auf den vor- und nachgelagerten Märkten, sprich der Erzeugung 

und dem Handel sowie dem Vertrieb und dem Messwesen, eine wettbewerbliche Organisation möglich 

(BÖTTCHER 2014). Um eine Wettbewerbssituation sicherzustellen, wurde in Deutschland zur Umset-

zung der Liberalisierung des Strommarktes die sog. Entflechtung eingeführt und die entsprechenden 

Vorschriften in das Energiewirtschaftsgesetz (§§ 6 ï 10 EnWG) aufgenommen. Mit der Entflechtung, 

dem sog. Unbundling, ist die strikte Trennung zwischen Netzbetrieb und dem Vertrieb als Wettbewerbs-

bereich gemeint, § 6 EnWG. Im Vergleich zu Mitbewerbern am Markt könnte ein vertikal integriertes 

Energieversorgungsunternehmen Vorteile aus dem gleichzeitigen Netzbetrieb und Energievertrieb zie-

hen wie beispielsweise Informationsvorsprünge in Bezug auf Kunden oder günstigere 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, §§ 6, 6b EnWG. Aus-

nahmen bilden Netzbetreiber mit weniger als 100.000 Kunden, für 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). Begründet liegt das staatliche Ein-

greifen in der Gefahr eines Marktversagens auf Grund der Generierung höherer 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 grundsätzlich 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 überhöhten Netzentgelten ihre Gewinne 

maximieren. Um dem entgegenzuwirken, trat am 06.11.2007 die Anreizregulierungsverordnung 

(ARegV2) in Kraft, deren Ziel die Schaffung von Anreizen für Netzbetreiber zur Kostensenkung und 

Produktivitätssteigerung ist (BÖTTCHER 2014). Dies geschieht über die Einführung einer Erlösober-

grenze (EOG) mit einer Regulierungsperiode von jeweils fünf Jahren. Die erste Regulierungsperiode im 

Bereich Strom startete am 01.01.2009. Die festgesetzte Erlösobergrenze soll verhindern, dass die Ver-

teilnetzbetreiber ihre Netzentgelte künstlich überhöht ansetzen. Durch das jährliche Absenken der Er-

lösobergrenze sollen zudem Anreize zur Effizienzsteigerung gesetzt werden (BÖTTCHER 2014). 

Abbildung 3-10 zeigt den Mechanismus der Anreizregulierung. Die Erlösobergrenze legt fest, welchen 

Betrag die Verteilnetzbetreiber durch das Einfordern von Netzentgelten erwirtschaften dürfen. Gelingt 

es einem Netzbetreiber, seine Kosten unter die Erlösobergrenze zu senken, so erzielt er Gewinne wie in 

Jahr 5 in Abbildung 3-10 dargestellt. Decken die Erlöse in Höhe der EOG die Kosten nicht, entsteht ein 

Verlust in Höhe der Differenz für den Netzbetreiber (siehe Jahr 2). Durch diesen Mechanismus soll ein 

Anreiz zur Kostensenkung durch Effizienzsteigerung geboten werden.  

                                                      

2 Den Berechnungen in den folgenden Kapiteln liegt die Anreizregulierungsverordnung in der Fassung vom 29. 

Oktober 2007 (BGBl. I S. 2529) zuletzt geändert durch Artikel 1 der Verordnung vom 14. September 2016 

(BGBl. I S. 2147) zugrunde. Die jeweils verwendeten Fassungen der Gesetze und Verordnungen sind in Anhang 

C ï Abkürzungsverzeichnis definiert.  

Abbildung 3-10:  Die Wirkung der Anreizregulierung  
  [BNETZA 2015b] 
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Die Festsetzung der Erlösobergrenze erfolgt im sog. Fotojahr, jeweils im dritten Jahr vor Start der Re-

gulierungsperiode für den Zeitraum von fünf Jahren auf Basis von genehmigten Netzkosten. Der Be-

rechnung zugrunde liegt folgende Formel nach Anlage 1 ARegV: 

 

EOt = KAdnb,t + KAvnb,0 + 1- Vt * KAb,0 *
VPIt

VPI0
 - PFt* EFt + QEt+ VKt - VK0 + St (3.1) 

Mit  

EOt Erlösobergrenze aus Netzentgelten [ú/a], die im Jahr t der jeweiligen Regulierungsperi-

ode Anwendung findet, 

KA dnb,t  dauerhaft nicht beeinflussbarer Kostenanteil im Jahr t [ú/a], 

KA vnb,0  vorübergehend nicht beeinflussbarer Kostenanteil im Basisjahr [ú/a], 

V t  Verteilungsfaktor für den Abbau der Ineffizienzen für das Jahr t, 

KA b,0  beeinflussbarer Kostenanteil im Basisjahr [ú/a], der den Ineffizienzen entspricht, 

VPIt  Verbraucherpreisgesamtindex im Jahr t [%], 

VPI0  Verbraucherpreisgesamtindex im Basisjahr [%], 

PFt  genereller sektoraler Produktivitätsfaktor im Jahr t, 

EFt  Erweiterungsfaktor im Jahr t (nur relevant für Verteilnetzbetreiber), 

QEt Qualitätselement, das zu Erhöhung oder Reduzierung der Erlösobergrenze im Jahr t 

führt (erst ab zweiter Regulierungsperiode für Strom, für Gas noch nicht spezifiziert) 

[ú/a], 

VK t volatiler Kostenanteil im Jahr t (außer Beschaffungskosten für den Eigenverbrauch von 

Gas hat die BNetzA keine weiteren Kosten dieser Kategorie) [ú/a], 

VK 0 volatiler Kostenanteil im Basisjahr [ú/a], 

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

rungsperiode) [ú/a]. 

 

Die genehmigten Netzkosten, die als Basis für die Berechnung dienen, setzen sich aus drei Hauptkate-

gorien zusammen: dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten und vorübergehend nicht beeinflussbare Kos-

ten, die als effizient angesehen werden, sowie beeinflussbare Kosten, die den ineffizienten Kostenanteil 

darstellen (BÖTTCHER 2014). Die dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten (KAdnb) fließen vollständig in 

die zulässigen Erlöse ein und beinhalten u. a. Konzessionsabgaben, Betriebssteuern und Kosten aus 

vermiedenen Netzentgelten, § 11 ARegV. Die restlichen Kosten werden aufgeteilt in vorübergehend 

nicht beeinflussbare und beeinflussbare Kosten. Als vorübergehend nicht beeinflussbar gelten unter an-

derem der Personalaufwand, sonstiger betrieblicher Aufwand, Materialaufwand und bezogene Leistun-

gen (BÖTTCHER 2014). Die Aufteilung geschieht über die Multiplikation der Gesamtkosten abzüglich 

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 mögliche Vorgehensweisen des Bench-

marks fest: die Dateneinhüllungsanalyse (Data Envelopment Analysis ï DEA) und die Stochastische 
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Effizienzgrenzenanalyse (Stochastic Frontier Analysis ï SFA). Die Gesamtkosten eines Netzbetreibers 

werden abzüglich 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 abzüglich der dauerhaft nicht 

beeinflussbaren Kosten als ineffizient und damit als beeinflussbar (KAb). 80 % werden somit als vo-

rübergehend nicht beeinflussbar eingeschätzt (KAvnb). Beim maximal möglichen Effizienzwert von 

100 % bestehen folglich keine Ineffizienzen. § 12 Abs. 4 ARegV legt fest, dass 60 % als Mindestwert 

der Effizienz angesetzt werden müssen, auch wenn der Benchmark eine geringere Effizienz ergeben 

würde.  

Um kleine Netzbetreiber vor hohen bürokratischen Kosten zu schützen, gibt es die Möglichkeit, am 

vereinfachten Verfahren bei der Effizienzbeurteilung teilzunehmen. Voraussetzung dafür ist, dass die 

Kundenzahl des jeweiligen Netzbetreibers unter 30.000 liegt (§ 24 Abs. 1 ARegV). Im vereinfachten 

Verfahren werden die genehmigten Kosten im Verhältnis 45:55 in dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten 

und beeinflussbare bzw. vorübergehend nicht beeinflussbare Kosten aufgeteilt. Für 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 t) proportional über den Zeitraum einer Regulierungsperiode aufgeteilt und fließen entsprechend in 

die Erlösobergrenze ein. Dieser Mechanismus stelle laut Böttcher einen Anreiz für die Netzbetreiber 

dar, ihre Kosten analog den Effizienzvorgaben zu reduzieren (BÖTTCHER 2014). Die vorübergehend 

nicht beeinflussbaren Kosten sowie die beeinflussbaren Kosten werden für das jeweilige Jahr anhand 

der allgemeinen Geldwertentwicklung (VPIt/VPI0) und des generellen sektoralen Produktivitätsfaktors 

(PFt) angepasst, §§ 8,9 ARegV. 

Das Ausgangsniveau der Erlösobergrenze wird jeweils im dritten Jahr vor Beginn der Regulierungs-

periode ermittelt. Als Datengrundlage dient das letzte abgeschlossene Geschäftsjahr. Für die im Jahr 

2014 begonnene zweite Regulierungsperiode war also das Jahr 2011 das Basisjahr. Im Sinne der ur-

sprünglichen Anreizregulierungsverordnung (Fassung vom 29.10.2007) bedeutete dies, dass Anfangsi-

nvestitionen, die nach dem Basisjahr getätigt wurden, erst in der übernächsten Regulierungsperiode 

durch die Erhöhung der Erlösobergrenze ausgeglichen werden konnten. Böttcher beschreibt die Situa-

tion folgendermaÇen: ĂAufgrund der Zeitverzugsproblematik in der Anreizregulierung übt der Zeitpunkt 

einer Investition einen starken Einfluss auf deren Rentabilität aus. Investitionen, die im Jahr vor dem 

Basisjahr aktiviert werden, besitzen die höchste Rendite, während Investitionen nach dem Basisjahr die 

geringste Rendite aufweisen. Zur Renditemaximierung ist somit eine basisjahrorientierte Investitions-

strategie grundsªtzlich sinnvoll.ñ (BÖTTCHER 2014).  

Um nachhaltigen Änderungen in der Versorgungsaufgabe der Netzbetreiber während der Regulierungs-

periode Rechnung zu tragen und so den Zeitverzug beim Investitionsverhalten des Netzbetreibers zu 

kompensieren, sieht die Berechnungsformel der Erlösobergrenze den sogenannten Erweiterungsfaktor 

(EFt) als Instrument zur Anpassung vor (BÖTTCHER 2014). Ändert sich die Fläche des versorgten Ge-

bietes, die Anzahl der Anschlusspunkte im Stromversorgungsnetz oder die Jahreshöchstlast in erhebli-

chem Umfang, kann die Erlösobergrenze durch den Erweiterungsfaktor entsprechend erhöht werden, 

§ 10 Abs. 2 ARegV. Allerdings deckt dieser laut Böttcher Umstrukturierungsmaßnahmen nicht und 

Ersatzinvestitionen nur unzureichend ab, was im Hinblick auf die Energiewende und die damit verbun-
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dene notwendige Umrüstung von Netzteilen zu nicht gedeckten Anfangsinvestitionen für die Netzbe-

treiber wªhrend der Regulierungsperiode und dem oben beschriebenen Zeitverzug f¿hrt. ĂAußerdem 

wird der Erweiterungsfaktor bei der Ermittlung der Erlösobergrenze mit der Kostenbasis des jeweiligen 

Netzbetreibers multipliziert. Damit erhalten alte Netze, die bereits zu einem Großteil abgeschrieben 

sind, einen geringeren Zuschuss als neuere Netze, was zu einer ineffizienten Verteilung der Gelder 

führtñ (BÖTTCHER 2014), beschreibt Böttcher 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 Einführung des Kapitalkostenabgleichs vor und gilt ab der dritten Regulierungsperiode, die 

2019 für Stromnetze beginnt. Der Kapitalkostenabgleich berücksichtigt jahresscharf die tatsächlichen 

Investitionen der Verteilnetzbetreiber und eliminiert damit den Zeitverzug (SCHRÖDER 2017). Anlage 1 

zu § 7 der Anreizregulierungsverordnung in der Fassung vom 29. Oktober 2007, zuletzt geändert durch 

Artikel 1 der Verordnung vom 14. September 2016, beschreibt die ab der dritten Regulierungsperiode 

anzuwendende Formel zur Berechnung der Erlösobergrenze. Für die nachfolgenden Kapitel gilt die in 

Formel (3.1) dargestellte Berechnungsmethode, die für die zweite Regulierungsperiode gültig ist, da bei 

der Modellerstellung die Änderung der Formel nicht absehbar war und geänderte Parameter auf die 

Ergebnisse keinen Einfluss haben.  

Ein weiteres Element der Anreizregulierungsformel ist das Qualitätselement (Qt) als Anreiz zur Verbes-

serung der Versorgungssicherheit. Der ĂQ-Faktorñ f¿hrt entsprechend der ÄÄ 18ï20 ARegV zur Erhö-

hung oder Reduzierung der EOG, je nachdem wie die Netzzuverlässigkeit und die Netzleistungsfähig-

keit eines Versorgungsnetzes im Vergleich zu einem von den Regulierungsbehörden ermittelten Refe-

renzwert abweichen. Positive Abweichungen führen zu einem Bonus, negative entsprechend zu einem 

Malus. Bewertet werden bei der Netzzuverlässigkeit beispielsweise die Dauer der Unterbrechung der 

Energieversorgung und die Häufigkeit der Unterbrechungen, § 20 ARegV. 

Die volatilen Kosten (VK) entsprechen den Beschaffungskosten der Treibenergie für den Eigenbedarf. 

Da die Kosten stark schwanken können und somit nicht gewährleistet wäre, dass der Ansatz im Basisjahr 

den reellen Kosten während der Regulierungsperiode entspricht, geht die Differenz zwischen den Be-

schaffungskosten im Ausgangsjahr (VK0) und den geschätzten Kosten für die folgenden Jahre der Re-

gulierungsperiode (VKt) in die EOG-Formel ein, § 11 Abs. 5 ARegV. 

Das letzte Element der EOG-Formel ist der Saldo des Regulierungskontos St. Für jeden Netzbetreiber 

besteht ein sog. Regulierungskonto, auf dem jährlich der Saldo (St) zwischen den zulässigen und den 

tatsächlich erwirtschafteten Erlösen sowie der Saldo aus bestimmten Kostenanteilen verbucht wird, § 5 

Abs. 1 ARegV. Der durchschnittlich gebundene Betrag als Differenz zwischen Jahresanfangs- und Jah-

resendbestand wird jªhrlich mit dem Ăauf die letzten zehn abgeschlossenen Kalenderjahre bezogenen 

Durchschnitt der von der Deutschen Bundesbank veröffentlichten Umlaufrendite festverzinslicher Wert-

papiere inländischer Emittentenñ verzinst, Ä 5 Abs. 2 ARegV. Weicht der Saldo um mehr als 5 % von 

der in der Erlösobergrenze festgesetzten Höhe ab, ist der Netzbetreiber zur Anpassung seiner Netzent-

gelte nach oben bzw. unten berechtigt, mitunter sogar verpflichtet, § 5 Abs. 3 ARegV. 

Das Verständnis für den Mechanismus der Erlösobergrenze ist für den weiteren Verlauf dieser Arbeit 

relevant, da es zu Wechselwirkungen zwischen den Investitionen eines Netzbetreibers in ein Lastmana-

gementsystem, den daraus resultierenden Erlösen durch die erzielten Einsparungen und der staatlich 
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regulierten Erlösobergrenze kommen kann. Im weiteren Verlauf wird deshalb auch die Frage beantwor-

tet, ob die Anreizregulierung in ihrer aktuell gültigen Form ein Hindernis für den Ausbau des Lastma-

nagements in Deutschland darstellt, da dieser für Kunden und Netzbetreiber möglicherweise unrentabel 

wird. 

3.7 Strompreiskomponenten in Deutschland 

Im anreizregulierten Strommarkt Deutschlands sind die Komponenten des Strompreises (zum Großteil) 

gesetzlich geregelt. Dieser setzt sich grundsätzlich aus drei Teilen zusammen: Kosten für Strombeschaf-

fung und Vertrieb, Kosten für die Nutzung der Netze sowie Steuern und Abgaben. Die Besonderheit des 

deutschen Strompreises ist dabei, dass er für Haushaltskunden im Jahr 2016 durchschnittlich zu über 

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 für Haushalts-

kunden im Jahr 2016 in Deutschland. Nachfolgend werden die einzelnen Bestandteile und deren gesetz-

liche Grundlagen näher erläutert, um im weiteren Verlauf der Arbeit auf die Einsparpotenziale der ein-

zelnen Strompreiskomponenten durch den Einsatz von Lastmanagementmaßnahmen eingehen zu kön-

nen. 

 

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






















































































































































































































































































