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1 Einleitung

Das folgende Kapitel gibt einen kurzen Einblick in die historische Entwicklung und Funktiona-
litat der Netzkostenmodelle sowie in die Netzstruktur der jeweiligen Lander. Auch werden die

Ziele der Arbeit dargelegt und die Struktur der Arbeit erklart.

1.1 Strommarktliberalisierung in der D-A-CH-Region

Die Liberalisierung der Strommarkte trennte die Stromversorgungsunternehmen entlang der
Wertschopfungskette auf. Dadurch wurde Marktwettbewerb fiir die Wertschopfungsstufen
Stromerzeugung und Stromvertrieb eingefiihrt, der Stromtransport bzw. Stromnetzbetrieb
hingegen blieb in der Hand von einzelnen Stromnetzmonopolen (Korte & Gawel, 2018, S. 1).
Die Idee der Strommarktliberalisierung wurde zuerst 1988 vom Rat der Gemeinschaften ge-
fordert. Im Dezember 1996 folgte die Elektrizitatsbinnenmarktrichtlinie 96/92/EG, welche die
Liberalisierung des Strommarktes einleitete und eine Marktoffnung fiir den Strommarkt sowie
die Auftrennung der Wertschopfungskette im Stromsektor beinhaltete. Da die Strompreise
trotz der Marktoffnung in den einzelnen EU-Mitgliedsstaaten starke Unterschiede aufwiesen,
wurde 2003 vom Europaischen Parlament sowie vom Europdischen Rat die Beschleunigungs-
richtlinie verabschiedet. Dadurch sollte der Strombinnenmarkt weiter ausgebaut werden. Zu-
satzlich sah diese Richtlinie vor, dass samtliche Mitgliedsstaaten staatliche Regulierungsbe-
horden einfiihren missen, welche die Netzzugangstarife im Voraus prifen und genehmigen.
2007 folgte das , dritte Energiepaket”, welches die Einflihrung einer europaischen Regulie-
rungsbehodrde vorsah sowie den Ausbau des europdischen Stromnetzes (Czerny, 2009, S. 266-

272).

In Deutschland wurde die Strommarktliberalisierung aufgrund der europdischen Vorgabe aus
dem Jahr 1996 mit dem Jahr 1998 mit der Uberarbeitung des Energiewirtschaftsgesetzes ein-
gefuhrt. Jedoch gab es dabei keine staatliche Regulierungsbehérde, welche die Netzentgelte
Uberprufte (Erdmann, 2008, S. 197-199). Stattdessen wurde lediglich eine nachtradgliche Miss-
brauchskontrolle, welche vom Bundeskartellamt ausgefiihrt wurde, eingerichtet. Die Netzent-
gelte durften kontrolliert werden, falls diese den Durchschnitt der Netzbranche bei weitem
Uberschritten (Czerny, 2009, S. 267-268). Erst durch die Beschleunigungsrichtlinie im Jahr

2003 und die darauf folgende erneute Erneuerung des Energiewirtschaftsgesetzes im Jahr
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2005 wurde eine staatliche Regulierungsbehoérde eingefiihrt, welche die Netzentgelte kontrol-
lierte (Erdmann, 2008, S. 198-199). Dadurch wurden die bisherigen Ausnahmeprifungen von
Netzbetreibern auf eine generelle Vorauskontrolle, durchgefiihrt von einer Regulierungsbe-
horde, adaptiert (Czerny, 2009, S. 270). Seit 2009 wird in Deutschland die Anreizregulierung
fur Strom- und Gasnetzbetreiber angewendet. Davor wurde eine kostenbasierte Regulierung
verwendet (Bundesnetzagentur, 2017a). Seit 14.09.2016 gilt die erneuerte Anreizregulie-
rungsverordnung. Mit der Novelle wurde das System investitionsfordernder ausgestaltet und
die Transparenz verbessert. Zusatzlich erhalten besonders effiziente Netzbetreiber einen Bo-
nus als Belohnung (Bundesministerium flir Wirtschaft und Energie, 0.J.a). Der deutsche Strom-
markt gilt als einer der Strommarkte mit dem starksten Wettbewerb europaweit. Bedingt
durch die Strommarktliberalisierung konnten die groRten Stromanbieter ihre jeweiligen
Marktanteile nicht halten. Diese sind in den vergangenen Jahren zuriickgegangen (Schiffer,

2011, S. 284).

In Osterreich erfolgte die Liberalisierung des Strommarktes 2001. Zu diesem Zweck wurde mit
2001 auch die osterreichische Regulierungsbehorde, die Energie-Control GmbH (E-Control),
geschaffen (E-Control, 0.J.a). Von 2001 bis 2005 wurde in Osterreich die Kosten-Plus-Regulie-
rung angewendet (E-Control, 20133, S. 110). Die Kosten-Plus-Regulierung wurde von einem
Anreizregulierungssystem auf die Strom- und Gasnetzbetreiber abgelost. Diese Regelung
wurde fiir die Stromnetzbetreiber 2006 eingefiihrt. Ziel ist auch hier, dass Stromnetzbetreiber
ihre Monopolmacht nicht ausniitzen und die Anreizregulierung zu einer héheren Effizienz bei

den Unternehmen und zu sinkenden Kosten fir die Netzkunden fiihrt (E-Control, 0.J.b).

In der Schweiz wurde der Strommarkt im Gegensatz zu Deutschland und Osterreich nicht voll-
standig liberalisiert. Im Jahr 2009 folgte teilweise die Offnung des Strommarkts fiir saimtliche
GroBverbraucher mit einem Jahresstromverbrauch von mehr als 100.000 Kilowattstunden
(kWh). Dadurch kénnen diese den Stromlieferanten selbst auswahlen. Auch private Haushalte
und Kleinbetriebe sollen die Mdglichkeit fiir die selbstbestimmte Stromlieferantenwahl erhal-
ten. Durch die geplante weitere Liberalisierung sollen die Stromverbraucher mit einem Ver-
brauch von weniger als 100.000 kWh ein Wahlrecht zwischen der derzeitigen Grundversor-
gung und der freien Stromanbieterwahl haben. Fir die Grundversorgung ist der jeweilige re-

gionale Verteilnetzbetreiber verantwortlich. Die Entgelte fir die Grundversorgung werden
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von der Eidgendssischen Elektrizitaitskommission (EICom) kontrolliert und gelten immer fir
ein Kalenderjahr (UVEK, 2020, S. 1). Mit 2015 sollte der Strommarkt bereits vollstandig geoff-
net werden, die Strommarktliberalisierung wurde allerdings auf das Jahr 2018 verschoben
(Demarmels et al., 2018, S. 8). Allerdings wurde die Strommarktliberalisierung bisher nicht
durchgefihrt und wird weiterhin verschoben (Luzerner Zeitung, 2020). Die vollstandige Libe-

ralisierung der Strommarkte sollte jedoch demnachst erfolgen (Teuffer, 2020).

1.2 Ziel dieser Arbeit

Das Ziel der vorliegenden Arbeit ist ein Vergleich der Stromnetzkostenmodelle der Lander
Deutschland, Osterreich und Schweiz (D-A-CH). Im Rahmen des Vergleiches sollen anhand von
erstellten Vergleichskriterien Gemeinsamkeiten und Unterschiede ermittelt werden. Ab-
schlieRend erfolgen eine Bewertung der jeweiligen Systeme sowie eine Analyse der Vor- und
Nachteile der jeweiligen Systeme und eine Ermittlung von eventuell vorliegenden Trade-offs.

Folgende Forschungsfragen sollen beantwortet werden:

e Gibt es Gemeinsamkeiten/Unterschiede zwischen den Netzkostenmodellen von
Deutschland, Osterreich und der Schweiz — und wie sehen diese aus?
e Was kdnnen die Lander untereinander von den unterschiedlichen Regulierungssyste-

men lernen?

Der Fokus dieser Arbeit liegt auf den Verteilnetzbetreibern. Ubertragungsnetzbetreiber wer-
den nicht direkt betrachtet. Ein weiterer Schwerpunkt wird auf die Haushalte als Netzkunden
gelegt. Zudem soll diese Arbeit aufzeigen, was jedes Land vom anderen in Bezug auf die Regu-

lierung von Stromnetzbetreibern lernen kann.

Zuerst wird auf die Netzkostenmodelle und die Funktionsweise der Systeme der einzelnen
Lander sowie auf die Netzstrukturen eingegangen. AnschlieRend erfolgt der Vergleich in den
Bereichen Netzkosten, Ausgestaltung des Systems, Netzqualitat, Flexibilitat des Systems und
Investitionsfreundlichkeit des Systems. Nach jedem dieser Bereiche erfolgt eine tabellarische
Aufgliederung und Beschreibung der Gemeinsamkeiten und Unterschiede. Zudem schlieft je-
der Bereich mit einer Bewertung der wesentlichen Punkte ab. Dabei erfolgt die Bewertung mit

Plus fir ,,Gut”, mit Welle fir ,Mittel” und mit Minus fiir ,Schlecht”. Die Bewertung wird zu
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einzelnen Punkten hochaggregiert. AbschlieBend erfolgen die Darstellung der Bewertung und
das Aufzeigen von Trade-offs. Zusatzlich wird aufgezeigt, welche Punkte jedes Land in Bezug
auf die Regulierung von Stromnetzbetreibern von den anderen Landern Glbernehmen kénnte.

Zuletzt erfolgt die Zusammenfassung der Ergebnisse in der Conclusio.

1.3 Netzkostenmodell in Deutschland

In Deutschland ist die Bundesnetzagentur fiir Elektrizitat, Gas, Telekommunikation, Post und
Eisenbahnen die nationale Regulierungsbehoérde und fiir die Regulierung des Stromnetzes zu-
standig (Bundesministerium fir Wirtschaft und Energie, 0.J.b). Die Anreizregulierungsverord-
nung wurde in Deutschland fiir die Netzbetreiber von Strom- und Gasnetzen eingefiihrt.
Dadurch soll verhindert werden, dass durch Netzmonopole tiberhohte Preise, hoher als die
Kosten fir den Netzbetrieb, an die Netzkunden verrechnet werden (Bundesministerium fiir

Wirtschaft und Energie, o0.J.a).

1.3.1 Funktionsweise des Systems in Deutschland

Einerseits benodtigen die Netzbetreiber ausreichende Einnahmen um den Netzbetrieb zu si-
chern und Investitionen zu tatigen, andererseits diirfen die Netzbetreiber, die als natdrliche
Monopole gelten und kaum einem Wettbewerb ausgesetzt sind, ihre Monopolstellung nicht
ausnitzen. Um einen kiinstlichen Wettbewerb fiir die Stromnetzbetreiber zu schaffen, wird
beim deutschen Netzkostenmodell ein Effizienzvergleich durchgefiihrt. Dazu werden die be-
triebsnotwendigen Kosten eines Netzbetreibers mit jenen von anderen dhnlichen Netzbetrei-
bern verglichen und anschlieBend eine Erlésobergrenze fiir den Netzbetreiber bestimmt. Die
Erlésobergrenzen werden in jeder Regulierungsperiode neu festgelegt. Wenn der Netzbetrei-
ber effizienter wird und seine Kosten unter die Erlosobergrenze sinken, darf er diesen so er-
zielten Gewinn einnehmen und behalten. Dadurch entsteht ein Anreiz fir die Netzbetreiber,
effizient zu wirtschaften. Da die Kostensenkungen in der nachsten Regulierungsperiode be-
ricksichtigt werden und die Erlésobergrenzen reduziert werden, profitieren auch die Netz-

kunden von diesem System (Bundesnetzagentur, o.J.a).

1.3.2 Netzstruktur in Deutschland

In Deutschland wird zwischen vier Spannungsebenen unterschieden. Die Hochstspannung hat
eine Spannung von 220 oder 380 Kilovolt (kV), diese Spannungsebene dient dem Transport

von elektrischer Energie (iber lingere Strecken. Diese Ebene wird Ubertragungsnetz genannt.
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Die Spannungsebenen unter dem Ubertragungsnetz werden als Verteilernetze bezeichnet.
Dazu gehoren die Hochspannung, die Mittelspannung und die Niederspannung. Die Hoch-
spannung hat eine Spannung von 60-220 kV, hier werden grof3e urbane Gebiete und groRere
Industrieanlagen angeschlossen. Die Mittelspannungsebene hat 6-60 kV und beliefert ein-
zelne Anlagen wie z.B. groRRere Betriebe. Die Niederspannungsebene hat dagegen 230-400 V,
hier sind vor allem die Haushalte und Betriebe angeschlossen (Bundesministerium fir
Wirtschaft und Energie, o0.J.c). Mit Oktober 2020 gab es in Deutschland exakt 4 Ubertragungs-
netzbetreiber und 874 Verteilnetzbetreiber. Die Anzahl der Ubertragungsnetzbetreiber ist seit
Jahren konstant, die Verteilnetzbetreiberanzahl hat sich dagegen seit 2015 nur geringfligig
geandert und schwankte zwischen 875 im Jahr 2016 und 890 Verteilnetzbetreibern im Jahr

2018 (Bundesnetzagentur, 2021, S. 34).

Im Jahr 2020 betrug der mengengewichtete Strompreis fiir Haushaltskunden bei einem Ver-
brauch von 2.500 bis 5.000 kWh 32,05 Cent (Ct.)/kWh. Davon entfielen 7,14 Ct./kWh auf das
Nettonetzentgelt ohne Messstellenbetrieb (0,33 Ct./kWh), dies entspricht einem Anteil von
22,28 % (inkl. Messstellenbetrieb 23,3 %) an den Gesamtstromkosten (Bundesnetzagentur,

2021, S. 276).

1.4 Netzkostenmodell in Osterreich

In Osterreich ist die Regulierungsbehérde Energie-Control Austria (E-Control) fiir die Regulie-
rung der Netzbetreiber verantwortlich (§2 Abs. 1, §4 E-ControlG). Auch in Osterreich wird ein
Anreizregulierungssystem fiir die Stromnetzbetreiber angewendet. Dadurch sollen Netzbe-
treiber an dem Ausnitzen ihrer Monopolmacht gehindert, die Effizienz bei diesen Unterneh-

men verbessert sowie die Kosten fir die Netzkunden reduziert werden (E-Control, 0.J.b).

1.4.1 Funktionsweise des Systems in Osterreich

Zuerst wird die Ausgangskostenbasis durch die E-Control von jedem Stromnetzbetreiber er-
mittelt. AnschlieRend werden den Netzbetreibern individuelle Effizienzziele vorgegeben,
diese ergeben sich aus einem relativen Effizienzvergleich mit anderen Netzbetreibern.
Dadurch ergibt sich ein unternehmensindividueller Effizienzwert. Die Unternehmen miissen
dann lber eine bestimmte Zeitperiode die so festgestellte Ineffizienz abbauen und die Effizi-
enz steigern (E-Control, 20183, S. 9-12, 23, 24, 45). Die Hohe der Netznutzungsentgelte wird

von der E-Control per Verordnung festgelegt. Daher gibt es keine fixe Erlosobergrenze wie in
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Deutschland. Stattdessen wird das Netznutzungsentgelt bzw. der Preis fiir die Netzkunden fi-
xiert. Die so festgelegten Netzentgelte dienen zur Deckung der Netzausbau- und Netzbetriebs-

kosten (E-Control, o0.J.c).

1.4.2 Netzstruktur in Osterreich

In Osterreich wird zwischen sieben Spannungsebenen, auch Netzebenen genannt, unterschie-
den. Die Netzebene 1 beinhaltet die Hochstspannung und hat 220 oder 380 kV, sie stellt somit
das Ubertragungsnetz dar. Die Netzebene 2 ist die Transformation der Héchstspannung in die
Hochspannung, daher von 220/380 kV auf 110 kV, dies betrifft hauptsachlich Umspannwerke.
Die Netzebene 3 ist die Hochspannung mit 110 kV. Die Netzebene 4 ist die Transformation von
der Hochspannung auf die Mittelspannung, daher von 110 kV auf 10 kV-30 kV, hier werden
Verbraucher wie z.B. Industrieunternehmen direkt an einem Umspannwerk angeschlossen.
Netzebene 5 ist die Mittelspannung mit 10 kV-30 kV, hier werden gréRere Verbraucher wie
z.B. Herstellungsunternehmen angeschlossen. Die Netzebene 6 ist die Transformation von der
Mittelspannung in die Niederspannung, hier werden Betriebe angeschlossen, falls der Leis-
tungsbedarf die mogliche Leistung aus der Netzebene 7 libersteigt. Netzebene 7 ist die Nie-
derspannung mit 400 V, hier sind vor allem private Haushalte und kleinere Betriebe an das
Stromnetz angebunden (E-Control, 2016, S. 9-19). In Osterreich werden aktuell 122 Strom-
netzbetreiber gezahlt, diese haben die Aufgabe, dass in ihrem Netzgebiet der Strom verteilt
wird (E-Control, 0.J.d). In Osterreich wird die Anreizregulierung auf Netzbetreiber angewen-
det, die mehr als 50 Gigawattstunden (GWh) an Netzkunden im Jahr 2008 weiterleiteten. Da-
von sind 38 Netzbetreiber betroffen (E-Control, 2018a, S. 8). Weiters gibt es zwei Ubertra-

gungsnetzbetreiber (E-Control, 2018b, S. 4).

Eine kWh Strom kostet in Osterreich beim billigsten Stromlieferanten und bei einem Strom-
verbrauch von 3.500 kWh pro Jahr zwischen 17,14 Ct./kWh und 22,08 Ct./kWh, abhéngig von
dem jeweiligen Bundesland. Der Durchschnittsgesamtpreis fiir Strom liegt per 01.01.2021 bei
19,32 Ct./kWh (E-Control, 2021a). Die Netzentgelte betragen im Osterreichweiten Durch-
schnitt und bei einem Stromverbrauch von 3.500 kWh pro Jahr 5,68 Ct./kWh. Je nach Bundes-
land und Region kann dieser Wert zwischen 3,94 Ct./kWh (Vorarlberg) und 10,31 Ct./kWh

(Kleinwalsertal) schwanken (E-Control, 2020a). Dadurch haben die Netzentgelte bezogen auf
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den Durchschnittsgesamtpreis von 19,32 Ct./kWh einen Anteil von 29,4 % am Gesamtstrom-

preis.

1.5 Netzkostenmodell in der Schweiz

In der Schweiz ist die EICom die Regulierungsbehoérde, die fiir die Strommarktregulierung zu-
standig ist. Die EICom Uberpriift die Stromtarife und die Entgelte fir die Netznutzung und kann
diese gegebenenfalls herabsetzen. AuRerdem prift sie auch die Versorgungssicherheit. Wei-
ters ist sie als Kontrollorgan fiir die Priifung der Einhaltung von relevanten Stromversorgungs-
und Energiegesetzen verantwortlich (EICom, o0.).a). Die Schweiz setzt anders als Deutschland
und Osterreich auf das Kosten-Plus-Verfahren bei der Regulierung. Weiters gibt es in der
Schweizer Regulierung auch das Sunshine-Element (EICom, o.).b). Die Sunshine-Regulierung
zielt darauf ab die Transparenz zu verbessern. Unternehmen sollen durch den Einsatz von
Kennzahlen untereinander verglichen werden. Zusatzlich sollen die Vergleichsergebnisse pu-
bliziert werden. Das Ziel dieser MaBnahmen ist eine kinstliche Wettbewerbssituation zu
schaffen und dadurch 6ffentlichen Druck auf die Netzbetreiber auszuiiben, um damit ihre Kos-
teneffizienz und/oder Qualitat zu verbessern. Zudem soll bei der Sunshine-Regulierung der
Regulierungsaufwand fiir die Regulierungsbehorde und fiir die Netzbetreiber gering bleiben

(EICom, 2017, S. 7-9).

1.5.1 Funktionsweise des Systems in der Schweiz

Die EICom Uberprift die Stromtarife der Netzbetreiber im Sinne des Kosten-Plus-Verfahrens.
Dazu werden die Kosten der Netzbetreiber auf ihre Angemessenheit fiir einen 6konomischen
Betrieb begutachtet. Fiir das verwendete Kapital des Netzbetreibers wird eine entsprechende
Verzinsung angewendet, diese gleicht einem Gewinn fir den Netzbetreiber. Daher werden
dem Netzbetreiber die Kosten fiir den Netzbetrieb ersetzt und ein Gewinn in Form von der
Verzinsung des gebundenen Kapitals zugestanden. Im Sommer 2015 wurde in einer Testphase
damit begonnen, das Kosten-Plus-System um eine Sunshine-Regulierung zu erweitern. Im
Sommer 2016 erfolgte dann die endgiiltige Einfiihrung dieses Instrumentes (EICom, 2017, S.
5, 10). Bei der Sunshine-Regulierung werden die Netzbetreiber miteinander verglichen. Dafiir
werden bestimmte Indikatoren berechnet die sich mit der Qualitat und Sicherheit der Strom-
versorgung, mit den Kosten des Netzbetriebs, mit den Stromtarifen und der Compliance be-
schaftigen. Den Netzbetreibern werden nach der Auswertung die spezifischen Werte der je-

weiligen Indikatoren Ubermittelt. Eine Veroffentlichung der Indikatoren und der spezifischen
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Werte ist geplant, allerdings miissen dazu die Gesetze in der Schweiz angepasst werden
(EICom, 0.J.b). Falls die Sunshine-Regulierung nicht die erwiinschten Erfolge liefert und die
Verteilnetzbetreiber ihre Kosteneffizienz nicht in einem ausreichenden MaR steigern sollten,
plant das Eidgendssisches Departement fliir Umwelt, Verkehr, Energie und Kommunikation

(UVEK) die Implementierung einer strikten Anreizregulierung (UVEK 2020, S. 2).

1.5.2 Netzstruktur in der Schweiz

In der Schweiz gibt es sieben Netzebenen. Die Netzebene 1 ist das Ubertragungsnetz und weist
eine Spannung von 220/380 kV auf. Netzebene 2 dient der Transformation der Spannung und
ist somit die Verbindung zwischen den Netzebenen 1 und 3. Netzebene 3 hat eine Spannung
von 36-220 kV und speist GrofRverbraucher an. Netzebene 4 wird fiir die Transformation ge-
nutzt und ist wiederum die Verbindung zwischen den Netzebenen 3 und 5. Netzebene 5 hat
eine Spannung von 1-36 kV, hier sind Betriebe mit einem groBen Energiebedarf angeschlos-
sen. Netzebene 6 ist fir die Transformation und fiir die Verbindung von den Netzebenen 5
und 7. Netzebene 7 hat die geringste Spannung mit < 1kV, damit werden private Haushalte
und kleinere Betriebe versorgt (Verband Schweizerischer Elektrizitdtsunternehmen, o.J.). Im
Jahr 2018 gab es 644 Netzbetreiber in der Schweiz (EICom, 20193, S. 28). Seit 2008 hat sich
die Anzahl der Netzbetreiber, hauptsachlich aufgrund von Zusammenlegungen von Gemein-
den, um rund 15 % reduziert. Der GrofR3teil der Netzbetreiber sind reine Verteilnetzbetreiber
(rund 70 %), daher sind sie nur fur die Verteilung der elektrischen Energie zustandig und haben
keine eigenen Erzeugungsanlagen. Diese miissen den Strom ebenfalls zukaufen und fungieren
damit als Stromhandler. Weiters sind die Versorgungsgebiete sehr kleinteilig und die Netzbe-
treiber versorgen eine geringe Anzahl an Netzkunden, nur 79 Netzbetreiber haben mehr als
10.000 und nur 11 haben mehr als 100.000 Netzkunden. Uber 99 % der Netzkunden kénnen
den Stromanbieter nicht frei wahlen und sind abhangig von dem lokalen Versorger. Der GroR-
teil der Netzbetreiber ist im Besitz der o6ffentlichen Hand, Eigentiimer von kleinen Stromun-
ternehmen sind oftmals die Gemeinden. Lediglich rund 11 % des Grundkapitals sind in pri-
vatem Besitz, die kleinen Stromunternehmen wurden dabei nicht beriicksichtigt (EICom,
2018a, S. 1-2). In der Schweiz ist das nationale Ubertragungsnetz im Eigentum der Swissgrid
AG und diese ist zustandig flr den Betrieb des Hochstspannungsnetzes. Die Swissgrid AG wird
als natirliches Monopol von der EICom im Sinne der Kosten-Plus-Regulierung kontrolliert

(Swissgrid AG, 2020, S. 14-15).
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Die Stromkosten belaufen sich flir einen durchschnittlichen privaten Haushalt mit einer Strom-
konsumation von 4.500 kWh pro Jahr auf 20,5 Schweizer Rappen (Rp.)/kWh im Jahr 2021. Die
Netzkosten betragen dabei 9,5 Rp./kWh. Die Stromkosten sind regional sehr unterschiedlich,
dies liegt an der Topografie, an unterschiedlichen regionalen Steuern und Abgaben, an ver-
schiedenen regionalen Erzeugungsmixen und Energiekosten sowie an ungleichen Effizienzen
bei den Netzbetreibern. 2020 betrugen die gesamten Stromkosten fiir einen durchschnittli-
chen Haushalt mit einem Stromverbrauch von 4.500 kWh 20,7 Rp./kWh und die Netzkosten
9,3 Rp./kWh (EICom, 2020a). Die Netzkosten unterscheiden sich regional deutlich, so kénnen
diese 2020 zwischen 7 und 14 Rp./kWh betragen (Gruppe Grosser Stromkunden, 2020). Die

Netzkosten haben daher 2021 einen Anteil von rund 46,3 % an den gesamten Stromkosten.

1.6 Zwischenfazit
Es zeigt sich, dass die Netzkosten einen erheblichen Anteil an den Gesamtstromkosten haben

(von 23,3 % in Deutschland, 29,4 % in Osterreich und etwa 46,3 % in der Schweiz).
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2 Vergleich der Netzkostenmodelle

In den folgenden Kapiteln werden die einzelnen Netzkostenmodelle von Deutschland, Oster-
reich und der Schweiz miteinander verglichen. Neben den Netzkosten, der Systemausgestal-
tung, der Netzqualitat und der Flexibilitat des Regulierungssystems wird auch die Investitions-

freundlichkeit der Regulierungsmodelle untersucht.

2.1 Netzkosten
In diesem Kapitel werden die Entwicklung, die Elemente sowie die Kostentreiber der Netzkos-
ten naher betrachtet. Dabei werden die Entwicklung der Netzkosten, die Elemente der Netz-

kosten und der Einfluss auf die Hohe der Netzkosten betrachtet und verglichen.

2.1.1 Entwicklung der Netzkosten

In Deutschland haben sich die durchschnittlichen und mengengewichteten Nettonetzentgelte
flir Privathaushalte in den letzten Jahren deutlich verandert. Nach einer Absenkung der Netz-
entgelte in den Jahren von 2006 bis 2011 stiegen die Netzkosten fur Haushaltskunden an-
schlieend wieder kontinuierlich an und erreichten bis auf Schwankungen im Jahr 2020 einen

neuen Hochstwert von 7,5 ct/kWh inklusive Messstellenbetrieb (Bundesnetzagentur, o.J.b).

Entwicklung des durchschnittlichen mengengewichteten
Nettonetzentgeltes (inklusive Messstellenbetrieb) fir
Privathaushalte in ct/kWh (2.000-5.000 kWh) in Deutschland
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Abbildung 1: Entwicklung des durchschnittlichen mengengewichteten Nettonetzentgeltes (inklusive Messstellen-
betrieb) fiir Privathaushalte in ct/kWh in Deutschland, Stromverbrauch 2.500-5.000 kWh. Eigene Abbildung nach
Bundesnetzagentur (0.J).b)

20



Grundsétzlich sind in Osterreich sdmtliche Haushalte in der Netzebene 7 angeschlossen, die
Leistung wird dabei nicht gemessen. Daher werden fiir den illustrativen Vergleich das durch-

schnittliche Osterreichische Netznutzungsentgelt und das Netzverlustentgelt herangezogen

(E-Control, 2020a).

Entwicklung des durchschnittlichen Netznutzungs- und
Netzverlustentgelts (bei 3.500 kWh Jahresverbrauch) fir
Haushalte in ct/kWh in Osterreich
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Abbildung 2: Entwicklung des durchschnittlichen Netznutzungs- und Netzverlustentgelts (bei 3.500 kWh Jahres-
verbrauch) fiir Haushalte in ct/kWh in Osterreich. Eigene Abbildung nach E-Control (2013b, S. 8; 2015a, S. 8;
2017a, S. 8; 2019q, S. 7, 2021b, S. 7)

Wie Abbildung 2 zeigt, hat sich das durchschnittliche 6sterreichische Netznutzungs- und Netz-
verlustentgelt im Zeitraum zwischen 2006 und 2012 geringfligig reduziert, ist seit 2014 konti-
nuierlich angestiegen und erreicht 2021 durchschnittlich 5,68 ct/kWh. 2001 lag das durch-
schnittliche osterreichische Netznutzungs- und Netzverlustentgelt noch bei 7,0587 ct /kWh.
Messkosten wurden dabei nicht beriicksichtigt E-Control (2013b, S. 8; 20154, S. 8; 20173, S. 8;
20193, S. 7; 2021b, S. 7).
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In der Schweiz besteht der Strompreis aus mehreren Bestandteilen und zwar aus dem Netz-
nutzungsentgelt, den Energiekosten, den Gemeindeabgaben und einem Forderbeitrag fir er-
neuerbare Energieanlagen. Fir den illustrativen Vergleich werden die mittleren Nettokosten
flir die Netznutzung bei einem Verbrauchsprofil H4 (Standardlastprofil fir Wohnung mit fiinf
Zimmern und elektrisch-betriebenem Herd und Waschetrockner) und einem Jahresverbrauch

von 4.500 kWh herangezogen (EICom, 2020b, S. 12-13).

Entwicklung der mittleren Nettonetznutzungskosten (bei
4.500 kWh Jahresverbrauch und Verbrausprofil H4) in Rp./kWh
in der Schweiz
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Abbildung 3: Entwicklung der mittleren Nettonetznutzungskosten (bei 4.500 kWh Jahresverbrauch und Ver-
brauchsprofil H4) in Rp./kWh in der Schweiz. Eigene Abbildung nach EICom (2014, S. 25; 2018b, S. 34; 2020b,
S. 13)

Wie Abbildung 3 zeigt, haben sich die mittleren Nettonetznutzungskosten in der Schweiz in
den letzten Jahren geringfligig verandert, von 2009 bis 2013 fielen diese jedes Jahr und stiegen
anschlieRend wieder bis 2016 an. AnschlieBend reduzierten sich die mittleren Nettonutzungs-
kosten wieder und stiegen zuletzt im Jahr 2020 wieder an (EICom 2014, S. 25; EICom 2018b,
S. 34; EICom 2020b, S. 13)

Es zeigt sich zudem auch, dass in allen drei Landern die Netzentgelte regional sehr stark
schwanken (Bundesnetzagentur, o.J.c; EICom, 2020b, S. 14-17; SNE-V 2018). Die regionalen

Schwankungen der Netzentgelte kdnnen durch viele verschiedene Ursachen, wie z.B. aktuelle
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Netzauslastung, Altersstruktur des Netzes etc. begriindet sein (Bundesnetzagentur, o.J.c). In

der vorliegenden Arbeit werden die Griinde dafiir nicht ndher untersucht und betrachtet.

2.1.2 Elemente der Netzkosten fur Verbraucher

In Deutschland bestehen die Netzkosten fur die Verbraucher aus mehreren verschiedenen
Elementen. Das Netzentgelt ist ein Element davon und wird von jedem Netzkunden geleistet.
Die Hohe des Netzentgeltes wird durch die Anreizregulierung bzw. die Erl6sobergrenze des
Netzbetreibers bestimmt. Bei privaten Haushalten wird das Netzentgelt vom Energielieferan-
ten eingehoben und an den Netzbetreiber abgefihrt. Grundsatzlich muss fiir jeden Zahlpunkt
ein Netzentgelt an den Netzbetreiber geleistet werden. Dabei ist das Netzentgelt nicht ein-
heitlich geregelt, sondern hangt vom jeweiligen Netzbetreiber und von der regionalen Struk-
tur des Netzgebietes des Netzbetreibers ab. Fiir jede Spannungsebene hat der Netzbetreiber
nur ein generelles Netzentgelt, welches er den Netzkunden von dieser Spannungsebene in
Rechnung stellt. So sind die Netzentgelte in urban gepragten Regionen tendenziell geringer
als in Regionen mit einer landlichen Struktur (Bundesnetzagentur, o.J.c). Weitere Elemente
der Netzkosten sind Kosten fiir die Messung und den Messstellenbetrieb (z.B. fiir Betreiben
und Ablesen der Stromzahler) (Bundesnetzagentur, o.J.d). Zusatzlich gibt es noch Netzan-
schlusskosten, die bei Realisierung oder Abdanderung des Netzanschlusses durch den Netzbe-
treiber vom Netzkunden verlangt werden. Diese dienen dazu, die entstandenen Kosten fir
den Netzanschluss abzudecken. Weiters gibt es den Baukostenzuschuss, der bei gréBeren Kun-
denanlagen eingehoben werden kann, um die Kosten fiir den regionalen Netzausbau und die

Netzverstarkung zu decken (§9 Abs. 1, §11 Abs. 1-3 NAV).

In Osterreich bestehen die Netzkosten ebenfalls aus mehreren Elementen. Neben dem Netz-
nutzungsentgelt, welches die Netzbetreiber fiir den Netzbetrieb und Netzausbau erhalten,
existiert auch das Netzverlustentgelt sowie das Entgelt fir die Messleistung. Zusatzlich gibt es
auch ein Netzbereitstellungs- und ein Netzzutrittsentgelt fir die Errichtung des Netzanschlus-
ses. Das Netzverlustentgelt wird fir den Ersatz der Kosten der physikalischen Stromverluste
verwendet, diese Kosten werden an die Netzkunden weiterverrechnet. Das Entgelt flr die
Messleistungen wird eingehoben, um den Betrieb von Stromzadhlern und Messeinrichtungen
zu finanzieren. Die maximale Hohe dieses Entgelts wird per Verordnung festgelegt, die tat-

sachliche Hohe wird vom Netzbetreiber selbst festgelegt und kann unter dem Maximalbetrag
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liegen. Das Netzbereitstellungsentgelt ist eine Pauschale und wird bei der Herstellung des
Netzanschlusses an das Stromnetz einmalig eingehoben, damit wird der Netzanschluss an das
bereits bestehende und ausgebaute Verteilernetz abgegolten. Die konkrete Hohe ist abhangig
von der bendtigten Netzanschlussleistung und von der Spannungsebene. Private Haushalte
sind in der Regel in der Netzebene 7 angeschlossen und haben eine erworbene Leistungsbe-
zugshohe von 4 Kilowatt. Sollte die benétigte Leistung nicht ausreichen und der Leistungsbe-
darf des Netzkunden steigen, muss die entsprechende Leistung nachgekauft werden. Bei Netz-
kunden, bei denen der reale maximale Leistungsbedarf nicht gemessen, sondern nur der kon-
krete Jahresverbrauch abgelesen wird, wird der Leistungsbedarf von den Netzbetreibern mit
Hilfe des Jahresverbrauchs kalkuliert und bei Bedarf nachverrechnet. Zudem gibt es auch ein
Netzzutrittsentgelt, mit diesem wird der konkrete Netzanschluss an das Stromnetz realisiert.
Es werden die tatsachlichen Kosten fiir die erstmalige Erstellung des Netzanschlusses durch
den Netzbetreiber einmalig dem Netzkunden weiterverrechnet. Sollte eine Anderung des
Netzanschlusses notwendig sein, verrechnet der Netzbetreiber auch diese Kosten einmalig im
Rahmen des Netzzutrittsentgelts an den Netzkunden weiter. Zusatzlich gibt es noch Entgelte
flir weitere Dienstleistungen, z.B. Mahnungsentgelt, Entgelt flir Zwischenablesungen etc.,
wenn diese nicht durch die obigen Entgeltsbestandteile berlicksichtigt sind. Diese werden
ebenfalls per Verordnung festgelegt (E-Control, o.J.e). Im Gegensatz zu den beiden anderen
Landern sind die Netzentgelte in Osterreich zumindest teilweise vereinheitlicht. Insgesamt
gibt es 14 Netzbereiche, in denen das Netzentgelt einheitlich geregelt ist, auch wenn verschie-
dene Netzbetreiber aktiv sind. Mittels Verordnung der E-Control werden das Netznutzungs-
entgelt und das Netzverlustentgelt festgelegt sowie Ausgleichszahlungen, die Netzbetreiber
in einem Netzbereich an einen anderen Netzbetreiber im selben Netzbereich zahlen mussen.
Die Netzbereiche kdnnen ganze Bundeslander erfassen oder auch nur einzelne Stadte (§6, §13
SNE-V 2018). Das Netznutzungsentgelt ist, je nach Netzgebiet, abhdngig von den regionalen
Herausforderungen und in landlichen Gebieten und Bergregionen tendenziell héher als in ur-

ban gepragten Gebieten (E-Control, o.J.e).

In der Schweiz gibt es deutlich weniger Elemente fiir die Netzkosten. Aufgrund des noch nicht
liberalisierten Strommarktes fiir Stromkunden mit einem Jahresverbrauch von weniger als
100.000 kWh/Jahr bestehen die Kosten, die der Netzbetreiber in Rechnung stellt, einerseits

aus dem Netznutzungsentgelt und andererseits aus den Energiekosten selbst. Im Gegensatz
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zu den anderen beiden Landern fungiert in der Schweiz der Netzbetreiber auch als Energielie-
ferant (EICom, o.J.c). Weiters gibt es noch einen Netzanschlussbeitrag und einen Netzkosten-
beitrag. Der Netzanschlussbeitrag muss vom Netzkunden entrichtet werden, um die Aufwen-
dungen des Netzbetreibers fiir die Realisierung des Stromnetzanschlusses des Netzkunden an
das Stromnetz zu finanzieren. Damit sollen sdmtliche entstandenen Kosten dem Netzbetreiber
ersetzt werden. Der Netzkostenbeitrag wird in Abhdngigkeit von der bendtigten Netzan-
schlussleistung einmalig vom Netzbetreiber eingehoben. Falls diese Leistung durch den Netz-
kunden Uberschritten wird, kann der Netzbetreiber den Netzkostenbeitrag fiir die héhere Leis-
tungsbereitstellung einfordern. Sollte der Netzanschluss in Folge eines geanderten Leistungs-
bedarfs erweitert werden missen, wird dem Netzkunden dies (iber den Netzanschlussbeitrag
erneut weiterverrechnet (Verband Schweizerischer Elektrizitatsunternehmen, 2019, S. 13-18).
Die Kosten fir die Messungen werden im Rahmen der Netznutzungsentgelte mitabgegolten

(Verband Schweizerischer Elektrizitatsunternehmen, 2016, S. 6).

Allfillige Steuern und Abgaben sowie Férderungsbeitrige fir Okostromerzeugungsanlagen,
die vom Netzbetreiber miteingehoben werden, werden in der vorliegenden Arbeit nicht ndher

betrachtet.

2.1.3 Einfluss auf das Netzentgelt

In Deutschland gibt es verschiedene Einflussfaktoren auf die Hohe des Netzentgeltes fiir die
Netzkunden. Die konkrete Hohe hangt einerseits von der Spannungsebene ab, in der der Netz-
kunde angeschlossen ist und andererseits von der verwendeten Messeinrichtung und der An-
zahl an Benitzungsstunden der Netzkundenanlage. Die geografische Entfernung spielt dabei
keine Rolle. Das Netzentgelt wird durch eine verbrauchsunabhangige Leistungskomponente
und eine verbrauchsabhangige Arbeitskomponente gebildet. Die Leistungskomponente ist da-
bei von der Jahreshochstleistung in kW, die vom Netzkunden in Anspruch genommen wird,
und dem entsprechenden Leistungspreis abhangig. Die Arbeitskomponente ist abhangig vom
Jahresstromverbrauch und dem dazugehdérigen Arbeitspreis. Die konkrete Hohe des Netznut-
zungsentgeltes hangt auch von den Beniitzungsstunden des Netzkunden ab. So gibt es zwei
verschiedene Netzentgelte flir Netzkunden. Entweder fiir Netzkunden mit weniger als 2.500
Benlitzungsstunden pro Jahr, oder fiir Netzkunden mit 2.500 Beniitzungsstunden oder dar-

Uber pro Jahr. Ausgenommen davon sind Netzkunden mit einem Jahresverbrauch von weniger
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als 100.000 kWh/Jahr. Hier kann stattdessen ein monatliches Grundentgelt verrechnet wer-

den (§17 Abs. 1-2, 6, Anlage 4 zu §16 Abs. 2 StromNEV).

In Osterreich richten sich die Netzentgelte fiir Netzkunden nach der angeschlossenen Netz-
ebene, nach der Region, in der sich der Netzkunde befindet, und danach, ob die Leistung ge-
messen, nicht gemessen, im Doppeltarif oder unterbrechbar ist. Zusatzlich gibt es eine leis-
tungsabhangige Komponente fiir die maximale Leistung in kW, die jahrlich geleistet werden
muss. Generell sind die Leistungspreise und die Arbeitspreise von Netzregion zu Netzregion
verschieden. Zusatzlich hdangt die konkrete Hohe des Netznutzungsentgelts von der Zeit des
Stromverbrauches ab, so wird zwischen Sommerhoch-, Winterhoch- und Sommernieder- und
Winterniedertarif unterschieden. Bei nicht gemessener Leistung sind jedoch alle vier Tarifzei-
ten ident, bei den anderen Varianten (z.B. gemessene Leistung) wird hier in einigen Netzregi-
onen differenziert (§2 Abs. 1, §5 Abs. 1 SNE-V 2018). Bei Netzkunden mit unterbrechbarer
Lieferung kann es sich unter anderem um Warmwasserspeicher, Nachtspeicherheizungen,
Warmepumpen, Saunadéfen etc. handeln (E-Control, 2019b, S. 13-20). Der Netzbetreiber darf
hierbei den Netzkunden entweder immer oder zu bestimmten Zeiten vom Netz trennen. Die
Hochtarife sind jeweils von 06:00-22:00 Uhr, die Niedertarife von 22:00-06:00 Uhr. Der Som-
mertarif kommt von 01.04. bis 30.09. und der Wintertarif von 01.10. bis 31.03. zur Anwendung
(82 SNE-V 2018).

In der Schweiz werden Netzkunden in derselben Spannungsebene in Kundengruppen einge-
teilt, wenn diese ein dhnliches Verbrauchsprofil aufweisen. Sdmtliche Netzkunden auf der Nie-
derspannungsebene (weniger als 1 kV) und mit einem Jahresstromverbrauch von weniger als
50.000 kWh bilden dabei eine gemeinsame Basisgruppe. Dieser Gruppe muss ein Netznut-
zungsentgelt angeboten werden, welches bei einem steigenden Verbrauch eine gleichblei-
bende oder steigende Arbeitskomponente in Rp./kWh hat und einen Anteil an dem gesamten
Netzentgelt von zumindest 70 % aufweist. Zudem kdénnen die Netzbetreiber den Netzkunden
neben diesem Basistarif auch andere Modelle anbieten. Bei einer Leistungsmessung beim
Netzkunden kann die 70-%-Grenze auch unterschritten werden. Das Netzentgelt kann sich je
nach Netzkundengruppe unterscheiden (Art. 18 StromVV). Die Netzbetreiber konnen auch die
Preise von der Bezugszeit abhangig machen sowie von der Art der Messung oder eine Grund-

gebihr verrechnen (Schlittler & Flatt, 2016, S. 4-5). Wie die Daten der einzelnen Netzentgelte
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zeigen, hangt die konkrete Hohe des Netznutzungsentgelts auch von dem Netzbetreiber selbst
bzw. von der Gemeinde ab, wo sich die Anlage des Netzkunden befindet. Die Spannweite ist
sehr grol3 und reicht beispielsweise bei den Netzkosten fiir das Standardlastprofil H1 (Woh-
nung mit zwei Zimmern und elektrisch-betriebenem Herd) beim Standardprodukt zwischen
3,51 und 26,36 Rp. pro kWh. Der Gesamtpreis netto inklusive Netz, Energie, Abgaben und
Okostromférderung schwankt zwischen 9,56 und 34,96 Rp. pro kWh (EICom, 2021).
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2.1.4 Ergebnis des Vergleiches im Bereich Netzkosten

Fiir den Bereich Netzkosten konnten folgende Gemeinsamkeiten und Unterschiede in den Re-

gulierungssystematiken ermittelt werden.

Tabelle 1: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Netzkosten

Kriterium Deutschland Osterreich Schweiz
Landesweite Einheitlichkeit
Nein Nur regional Nein
der Netzentgelte
Elemente der Netzentgelte explizit ausgewiesen
Netznutzungsentgelt Ja Ja Ja
Netzverlustentgelt Nein Ja Nein
Entgelt fir Messleistungen Ja Ja Nein
Einfluss auf Netzentgelt
Spannungsebene Ja Ja Ja
Stromverbrauch Ja Ja Ja
Region Ja Regional Ja
Ja/Grundgebihr Ja/Grundgebihr
Elektrische Anschlussleistung Ja
moglich moglich
Zeit des Strombezuges Moglich Ja, teilweise Moglich
Ja, 2.500-Stun-
den-Grenze, nicht
Benlitzungsdauer Nein Nein
fur Kleinverbrau-
cher
Art der Messung Ja Ja Moglich
Netzanschlusskosten
Kosten fiir Netzanschluss Ja Ja Ja
Kosten fur Netzbereitstellung Ja Ja Ja

Gemeinsamkeiten und Unterschiede

Wie Tabelle 1 zeigt, sind die Netzentgelte fiir die Netzkunden dhnlich aufgebaut. So gibt es in

allen drei untersuchten Landern ein Entgelt fur die Netznutzung, welches von der Spannungs-

ebene und vom Stromverbrauch abhingig ist. In Osterreich ist dieses zudem grundsétzlich
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vom konkreten Leistungsbedarf abhangig, hier kann es in Deutschland und in der Schweiz
stattdessen Grundgebuhren fiir Netzkunden mit einem geringeren Stromverbrauch geben. Zu-
satzlich werden in allen drei Landern die Kosten fiir den Netzanschluss und fiir die Netzbereit-

stellung an die Netzkunden weiterverrechnet.

Ein Unterschied in den Netzkosten ergibt sich, da Osterreich das einzige Land der drei unter-
suchten Lander ist, das zumindest regionsweise die Netzentgelte harmonisiert. Daher zahlen
die Netzkunden unabhangig vom Netzbetreiber in einer bestimmten Region gleich viel an
Netzentgelt. In den anderen beiden Landern liegt hingegen keine derartige Harmonisierung
vor. Auch zeigt sich, dass die einzelnen Elemente der Netzentgelte in Osterreich transparenter
dargestellt werden, denn nur hier werden die Netznutzungs- und Netzverlustentgelte sowie
Entgelte fiir die Messleistung separat ausgewiesen. In allen drei Léndern ist es moglich, dass
die Netzentgelte teilweise von der Zeit des Strombezugs abhingen. In Osterreich ist dies per
Systemnutzungsentgeltverordnung (SNE-V) fiir einige Netzebenen und Netzregionen explizit
vorgeschrieben. Deutschland ist das einzige der drei Lander, wo das Netznutzungsentgelt von
der Benitzungsdauer abhangt, ausgenommen davon sind Netzkunden mit einem Verbrauch
von weniger als 100.000 kWh/Jahr. Zudem gibt es nur in Osterreich und Deutschland eine
konkrete Abhangigkeit der Hohe des Netzentgeltes von der Art der Messung. In der Schweiz
sind dagegen samtliche Messkosten bereits im Netznutzungsentgelt inkludiert, dennoch kon-

nen einzelne Netzentgelte von der Art der Messung abhangen.

Bilden von Netzbereichen

Das Osterreichische System in Bezug auf die Netzentgeltbildung in Abhadngigkeit von der Re-
gion bietet einige Vorteile. So ergibt sich durch diese Systematik ein geringerer Regulierungs-
aufwand und die Menge an verschiedenen Netzentgelten ist geringer. Auch ist der Aufwand
flir kleinere Netzbetreiber geringer. Zudem ist dadurch auch der Markteintritt fiir Energielie-
feranten leichter moglich. Jedoch besteht die Gefahr, dass aufgrund von Ausgleichszahlungen

Konfliktpotentiale auftreten kdnnen (Grossmann et al., 2014, S. 9, 77-79).

Deshalb wird das Bilden von Netzbereichen mit Plus bewertet. Die anderen beiden Lander
erhalten hier eine Welle, weil das Bilden von Netzentgelten aufgrund der Region auch Risiken

flir Konflikten birgt.
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Elemente der Netzentgelte

Osterreich ist auch das einzige der drei Linder, das die Netzverlustentgelte explizit ausweist.
Bei den anderen beiden Landern sind diese bereits im Netzentgelt enthalten. Beim Entgelt fir
die Messleistungen werden diese nur in der Schweiz nicht explizit ausgewiesen. Unter der An-
nahme, dass das Ausweisen der einzelnen Elemente eine transparentere und einfachere
Nachvollziehbarkeit der Netzkosten fiir die Netzkunden ermdglicht, wird Osterreich in diesem
Punkt mit einem Plus, Deutschland mit einer Welle und die Schweiz mit einem Minus bewer-

tet, da hier die Anzahl der Elemente der Netzentgelte am geringsten ist.

Einfluss auf das Netzentgelt

In allen drei Landern ist es moglich, dass die Zeit des Strombezuges einen Einfluss auf die Netz-
entgelte hat. In Osterreich ist dies — bedingt durch die SNE-V — zum Teil explizit vorgeschrie-
ben. Dagegen ist Deutschland das einzige der drei Lander, wo die Benlitzungsdauer einen ge-

setzlich vorgeschriebenen Einfluss auf die Netzentgelte hat.

In allen drei Landern hangt das Netzentgelt von der bezogenen Leistung ab, dies hat den Vor-
teil, dass Kosten verursachungsgerecht aufgeteilt werden kénnen (llling, 2014, S. 46). Auf-

grund der groRBen Ahnlichkeit werden alle drei Linder mit Plus bewertet.
Netzanschlusskosten

Die Kosten fiir den Netzanschluss werden in allen drei Landern verursachungsgerecht dem

Netzkunden zugeteilt, deshalb erfolgt hier ebenfalls die Bewertung mit Plus.
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Gesamtiibersicht liber die Bewertung im Bereich Netzkosten

Tabelle 2: Bewertung der Regulierungsmodelle anhand der Netzkosten

Kriterium Deutschland Osterreich Schweiz
Einheitlichkeit der Netzent-

~ + ~
gelte
Elemente der Netzentgelte ~ + -
Einfluss auf Netzentgelt + + +
Netzanschlusskosten + + +

Die Bewertung im Bereich der Netzkosten wird nicht weiter aggregiert.
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2.2 Ausgestaltung des Systems

Dieses Kapitel behandelt die Ausgestaltung des jeweiligen Netzkostenmodells anhand der ge-
wahlten Kriterien Kostenpriifung, beeinflussbare und nicht beeinflussbare Kosten, Effizienz-
vergleich, Unternehmensindividuelle Effizienzziele/Vorgaben, Mindesteffizienzwert, Beloh-
nung bei besonders hoher Effizienz, Sanktionen, Zeit zum Abbauen von Ineffizienzen, Ausnah-
men von der Anreizregulierung, Ermittlung der konkreten Netzentgelte sowie Behandlung von

erneuerbarer Energie im System und vergleicht diese miteinander.

2.2.1 Kostenprifung

Um in Deutschland die Kosten der Stromnetzbetreiber fir die Ermittlung der jeweiligen Erlos-
obergrenzen festzustellen, werden diese zwei Jahre vor dem Start der Regulierungsperiode
geprift. Daflr wird der Jahresabschluss vor dem Priifungsjahr gentitzt. Dieses Jahr wird Basis-
jahr genannt. Die in diesem Jahr ermittelten Kosten stellen die individuelle Ausgangsbasis ei-
nes jeden Netzbetreibers dar. Falls aullergewohnliche Kosten in diesem Jahr auftreten, wer-
den diese nicht bericksichtigt. Die Ausgangsbasis wird Gber die gesamte Regulierungsperiode
nicht abgeandert, die Kosten werden auch nicht jahrlich gepriift, sondern nur im Rahmen der
Prifung vor jeder Regulierungsperiode (Bundesnetzagentur, 2017b). Die Kostenpriifung er-
folgt durch die Bundesnetzagentur sowie durch die Landesregulierungsbehérden (§54 Abs. 1-
2 EnWG). Die Kosten im Jahresabschluss werden von den Netzbetreibern an die Erfordernisse
der Regulierung angepasst. Es gelten unter anderem fiir die Regulierung andere Abschrei-
bungslangen, und zur Ermittlung von Tagesneuwerten werden eigene Indexe verwendet

(Bundesnetzagentur, o.J.e).

In Osterreich erfolgte bis zum Jahr 2005 eine jahrliche Kostenpriifung. Um die Regulierungs-
kosten und den Aufwand zu verringern wurde die jahrliche Kostenprifung durch eine Kosten-
prifung mit langeren Zeitraumen zwischen den einzelnen Prifungen ersetzt (E-Control,
2013a,S.7). Inder 4. Regulierungsperiode, welche ab 01.01.2019 gilt, werden die Kosten vom
Geschaftsjahr 2016 herangezogen. Fiir die Ermittlung der Kosten werden die vorherigen Jahre
ebenfalls betrachtet, um Kostenverschiebungen der Netzbetreiber und auch spezielle Ein-
flisse wie z.B. Kosten durch Naturkatastrophen zu verhindern und zu bereinigen (E-Control,

2018a,S.1,9).
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Die Schweizer Netzbetreiber miissen jedes Jahr eine Kostenrechnung durchfiihren und diese
an die EICom Ubermitteln (Art. 11 Abs. 1 StromVG). Nur die Kosten fiir einen 6konomischen
und verlasslichen Netzbetrieb sowie in bestimmten Fallen die Kosten fir intelligente Netze
dirfen angerechnet werden (Art. 15 Abs. 1 StromVG). Die EICom priift die Daten von den
Stromnetzbetreibern, wie z.B. die jahrliche Kostenrechnung und die Versorgungsqualitat, auf
Plausibilitdt und untersucht Ungereimtheiten. Anschlielend werden diese mit etwa 180 ver-
schiedenen Tests geprift und etwaige vorliegende Fehler sowie Ungereimtheiten festgestellt.
Falls Ungereimtheiten auftauchen, wird vom Netzbetreiber eine Erklarung bzw. eine Berichti-
gung verlangt. Wichtig ist, dass die angegebenen Daten den gesetzlichen Regelungen entspre-
chen (z.B. Angemessenheit der Kosten). Falls die Netzbetreiber nicht kooperieren, die Erkla-
rungen nicht ausreichend oder die Kosten nach Berichtigung weiterhin nicht plausibel sind,
wird ein behordliches Priifungsverfahren der Entgelte in den betroffenen Bereichen durchge-
flihrt. Weiters wird die Hohe des Netzentgeltes und das Befolgen der 75-Franken-Regel (zur
Prifung der Vertriebs- und Verwaltungskosten) kontrolliert. Falls es hier keine Auffalligkeiten
gibt, wird im folgenden Jahr kein Prifungsverfahren der Entgelte von Seiten der EICom einge-
leitet (EICom, 20194, S. 37-39). Bei der 75-Franken-Regel werden die Vertriebs- und Verwal-
tungskosten von Netzbetreibern gepriift. Falls diese pro Netzkunde die 75 Franken nicht Gber-
schreiten, werden diese Kosten automatisch als angemessen eingestuft (EICom, 2018, S. 1-
2). Ausgehend vom zuletzt beendeten Geschaftsjahr, welches Basisjahr genannt wird, werden
die Kosten zur Ermittlung der Netzentgelte von diesem Jahr im aktuellen Jahr verwendet, um
die Netzentgelte fur das nachste Jahr zu berechnen. In der Regel werden keine Planwerte (au-
Rer bei Leistungen des libergelagerten Netzes, beim Energieeinkauf und bei groReren Ande-
rungen der eigenen Kosten), sondern die Ist-Werte des beendeten Geschaftsjahrs verwendet.
Plankosten kénnen angesetzt werden, wenn fir das darauffolgende Jahr, fiir das die Entgelte
ermittelt werden, Ereignisse bekannt sind, welche die Kosten steigern oder reduzieren, z.B.
Gehaltsanpassungen von Angestellten. Falls Planwerte verwendet werden, miissen sowohl
kostenerhdhende als auch kostenreduzierende Planwerte verwendet werden. In Ausnahme-
fallen dirfen Wiederbeschaffungswerte angesetzt werden, wenn die historischen Anschaf-
fungs- und Herstellungskosten (AHK) nicht ermittelbar sind, allerdings muss dieser Wert an-

schlieRend um 20 % reduziert werden (EICom, o.J.d, S. 3, 9-10, 27-28).
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2.2.2 Ermittlung der beeinflussbaren und nicht beeinflussbaren Kostenanteile

Bei der deutschen Anreizregulierung wird in beeinflussbare und nicht beeinflussbare Kosten
differenziert. Die nicht beeinflussbaren Kosten werden weiters in dauerhaft und vortberge-
hend nicht beeinflussbare Kosten eingeteilt. Zusatzlich gibt es auch volatile Kosten
(Bundesnetzagentur, 2017b). Dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten sind unter anderem Ab-
gaben fir Konzessionen, Steuern, notwendige Beanspruchung von vorgelagerten Netzebe-
nen, bewilligte Investitionen und Weiterbildungskosten etc. Die voriibergehend nicht beein-
flussbaren Kosten werden wie folgt ermittelt: Von der Multiplikation des bereinigten Effizienz-
wertes mit den Gesamtkosten werden die dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten und der
Kapitalkostenabzug vom entsprechenden Jahr abgezogen. Zur Ermittlung der beeinflussbaren
Kosten werden anschlieBend von den Gesamtkosten die dauerhaft und voriibergehend nicht
beeinflussbaren Kosten und der Kapitalkostenabzug abgezogen. Die volatilen Kosten sind vo-
ribergehend nicht beeinflussbare Kostenanteile, die von Jahr zu Jahr stark schwanken konnen
(811 ARegV). Die Netzverluste gelten als volatile Kosten und werden am Beginn der Regulie-
rungsperiode fiir die gesamte Dauer fixiert, um eine effiziente Beschaffung zu bevorzugen
(Bundesnetzagentur, 2018a, S. 9-10). Der Kapitalkostenaufschlag fir Kapitalkosten wird jahr-

lich neu, auch mittels Planwerten fiir neue Anlagen, berechnet (Bundesnetzagentur, 2017c).

In Osterreich wird ebenfalls zwischen beeinflussbaren und nicht beeinflussbaren Kosten un-
terschieden. Nicht beeinflussbare Kosten sind unter anderem Kosten fiir die Verwendung von
verbundenen Netzen, Zukauf von Verlustenergie, genehmigte Investitionen und Abgaben an
die Bundeslander. Die Kosten werden nach Netzebenen gegliedert und bestimmt. Die Kosten
zur Festsetzung der Netznutzungs- und Netzverlustentgelte werden errechnet, indem die Dif-
ferenz von Gesamtkosten mit den vom Netzbetreiber erhaltenen Entgelten (fir Messleistun-
gen, sonstige Leistungen, Netzbereitstellungen, Netzzutritte und Férdermittel) gebildet wird
(8§59 Abs. 6-7 EIWOG 2010). Weiters wird zwischen Betriebskosten und Kapitalkosten unter-
schieden, die auch unterschiedlich behandelt werden. Da die Betriebskosten vor Beginn der
Regulierungsperiode geprift werden, werden diese mit einem Netzbetreiberpreisindex und
den allgemeinen Produktivitatsvorgaben angepasst. Dem Netzbetreiber wird dann ein Budget
flir die Regulierungsperiode bereitgestellt, welches mittels der individuellen und allgemeinen

Effizienzziele und des Netzbetreiberpreisindexes angepasst wird. Die Kapitalkosten werden
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dagegen nicht als Budget (iber die gesamte Periode bereitgestellt, sie werden jedes Jahr er-
mittelt. Die Kapitalkosten sind als Addition der Abschreibungen und der Verzinsung des not-
wendigen Betriebsvermoégens definiert. Der Zinssatz ist dabei individuell und von der Effizienz-
steigerung abhangig (E-Control, 20183, S. 9-11). Die Kosten werden nicht auf Planwertbasis
ermittelt, sondern aufgrund von bilanziellen Werten. Grundsatzlich sind Planwerte nicht er-
laubt (E-Control, 2013a, S. 108, 122). Die Netzverlustkosten werden im Effizienzvergleich
ebenfalls mitbericksichtigt, jedoch nur die Energiemenge, da die Netzbetreiber die Beschaf-
fungskosten nicht beeinflussen kdnnen. Dadurch soll ein Anreiz gesetzt werden, die Netzver-

luste zu reduzieren (E-Control, 20134, S. 124, 127-128).

In der Schweiz wird nicht zwischen beeinflussbaren und nicht beeinflussbaren Kosten unter-
schieden. Es wird gesetzlich und durch Branchenrichtlinien festgelegt, welche Kosten anre-
chenbar sind. So werden unter anderem Betriebskosten, kalkulatorische Abschreibungen, kal-
kulatorische Zinsen, Kosten flir Mess- und Steuersysteme, Kosten fir innovative MaBnahmen
(maximal (max.) 1 % der Betriebskosten oder 500.000 Franken pro Jahr), Kosten fiir Sensibili-
sierungsmalinahmen fir Stromverbrauchseinsparungen (max. 0,5 % der Betriebskosten oder
250.000 Franken pro Jahr) sowie Kosten fiir Offentlichkeitsarbeit bei der Priifung der Entgelte
bericksichtigt (Art. 12-13d StromVV). Auch werden Kosten von libergelagerten Spannungs-
ebenen, Verwaltungskosten, Steuern und Kommunalabgaben beachtet. Kosten fiir den Aus-
gleich von Verlustenergie — bedingt durch den Stromtransport — werden als Betriebskosten

gewertet (Verband Schweizerischer Elektrizitatsunternehmen, 2021a, S. 18-23).

2.2.3 Effizienzvergleich

Nach der Kostenpriifung wird in Deutschland vor dem Start der Regulierungsperiode ein Effi-
zienzvergleich vollzogen. Dafiir werden Vergleichs- und Aufwandsparameter verwendet, und
jeder Netzbetreiber erhalt seinen individuellen Effizienzwert. Es werden dabei die gesamten
Kosten verglichen, daher sowohl Betriebskosten als auch Kapitalkosten. Lediglich die dauer-
haft nicht beeinflussbaren Kosten werden nicht verglichen. Auch wird im Rahmen der Ver-
gleichsparameter die Versorgungsleistung des Netzbetreibers bei der Bestimmung des Effizi-
enzwertes berlicksichtigt. Der Aufwandsparameter ist die Differenz zwischen den Gesamtkos-
ten und den dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten. Dabei wird auch die Anlagenaltersstruk-

tur des Vermogens berlicksichtigt, um die Gegenliberstellung der Kosten von Netzbetreibern
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zu verbessern. Der Effizienzwert wird anschlieBend publiziert (Bundesnetzagentur, 2017d).
Bei der Ermittlung des Effizienzwertes werden die Effizienzwerte jeweils mittels der Datenein-
hillungsanalyse (DEA), einer nicht parametrischen Methode, und der stochastischen Effizienz-
grenzenanalyse (SFA), einer parametrischen Methode (funktionaler Zusammenhang Kosten
und Netzleistung), berechnet (Anlage 3 zu §12 ARegV). Einmal werden die Effizienzwerte mit
der Vergleichbarkeitsrechnung (Bereinigung fir unterschiedliche Anlagenaltern, Kapitalstruk-
turen und Zinssatze) und einmal ohne dieser Vergleichbarkeitsrechnung kalkuliert. Aus diesen
vier ermittelten Werten wird der flir den Netzbetreiber beste Effizienzwert dem Netzbetreiber
zugeschrieben (§12 Abs. 4a und §14 ARegV). Das bzw. die besten Unternehmen mit dem ide-
alen Verhaltnis von Leistung und Kosten erhalten einen Effizienzwert von 100 %. Die anderen
Netzbetreiber erhalten dagegen einen geringeren Effizienzwert zugeteilt. Fir die Berechnung
der Effizienzwerte werden alle Netzebenen insgesamt betrachtet, daher gibt es nur einen Ef-

fizienzwert und nicht fiir jede Netzebene einen eigenen Wert (Anlage 3 zu §12 ARegV).

Fiir die Vergleichbarkeit der Versorgungsleistung und der individuellen topologischen Heraus-
forderungen der Netzbetreiber werden entsprechende Vergleichsparameter herangezogen
(Bundesnetzagentur, 2017d; §13 Abs. 3 ARegV). Im Rahmen eines Gutachtens wurden der Ef-
fizienzvergleich sowie die Vergleichsparameter fiir die Bundesnetzagentur fir die 3. Regulie-
rungsperiode entwickelt. Dabei wurde ein Modell mit neun Vergleichsparametern und 30 Ein-
zelparametern entwickelt. Diese Parameter bilden die Versorgungsleistung eines Netzbetrei-
bers ab. Statistische Ausreifler werden bei dem Effizienzvergleich nicht beachtet (z.B. beson-

ders effiziente/ineffiziente Netzbetreiber) (Trinkner et al.,2019, S. 2, 98,112-113).

Die Vergleichsparameter sind (Trinkner et al.,2019, S. 98, 115-133):

e Menge der Zahlpunkte im Versorgungsgebiet des Netzbetreibers, aufgegliedert in die
einzelnen Netzebenen (vom Netzbetreiber selbst)

e Menge der Zahlpunkte im Versorgungsgebiet des Netzbetreibers, aufgegliedert in die
einzelnen Netzebenen (von externen Unternehmen)

e Lange der Hochspannungsleitungen (Kabel und Freileitung)

e Lange der Mittelspannungsleitungen (Kabel und Freileitung)

e Ladnge der Niederspannungsleitungen (Kabel und Freileitung)
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e Gleichzeitige Jahreshochstlast der Umspannungsebenen Hochspannung auf Mit-
telspannung

e Gleichzeitige Jahreshochstlast der Umspannungsebenen Mittelspannung auf Nieder-
spannung

e Angeschlossene Stromerzeugungsleistung auf der Hochstspannung und Hochspan-
nung

e Angeschlossene Stromerzeugung auf der Mittelspannung und Niederspannung

In Osterreich wird ebenfalls ein Effizienzvergleich durchgefiihrt. Dieser soll eine Beurteilung
der Hohe der Kosten fiir einen 6konomischen Netzbetrieb eines Netzbetreibers ermaoglichen.
Der Effizienzwert gibt an, wie effizient ein Netzbetreiber im Vergleich zu dhnlichen Netzbetrei-
bern ist, daher driickt eine sehr hohe Effizienz nicht aus, dass keine weiteren Verbesserungen
moglich sind. Der Effizienzvergleich wird auf die 3. bis 7. Netzebene angewendet, jedoch nicht
auf die 1. und 2. Netzebene, weil hier nur eine geringe Anzahl an Netzbetreibern aktiv ist. Der
berechnete Effizienzwert fir einen Netzbetreiber wird allerdings flir samtliche Netzebenen
verwendet. Insgesamt sind 38 Unternehmen von diesem Verfahren betroffen. Es werden Pa-
rameter verwendet, welche die Leistung, die Struktur und die Kosten des Netzbetreibers ab-
bilden. Aufgrund der geringen Anzahl an Stromnetzbetreibern wird zur Berechnung des Effizi-
enzwertes die DEA und die modifizierte Regressionsanalyse MOLS (Modified Ordinary Least
Squares) verwendet (E-Control, 20183, S. 23-24). Im Rahmen eines Gutachtens wurden meh-
rere Alternativen zu den beiden oben genannten Verfahren untersucht, es konnte jedoch
keine bessere Methodik identifiziert werden. Vielmehr sollen beide Verfahren angewendet
werden, um die jeweiligen Mangel auszugleichen und zu ergdanzen (Gugler, Klien & Schmitt,
2012, S. 68-72). Als Kosteninputs werden die Gesamtkosten fiir die 3. — 7. Netzebene heran-
gezogen, daher sowohl die beinflussbaren als auch die nicht beeinflussbaren Kosten sowie die
Kapitalkosten. Um die Vergleichbarkeit zu verbessern, werden die Kosten der Netzbetreiber
bereinigt. Ebenfalls wird das Alter der Netzanlagen mittels Annuitatenverfahren bericksich-
tigt. Zusatzlich werden die unternehmensindividuellen Kosten um besondere Belastungen
(z.B. intelligente Messsysteme, Netzebene 3 als Ubertragungsnetz, Kosten fiir den Anschluss

von Windkraftanlagen) ausgeglichen. Es werden sowohl die standardisierten als auch die kal-
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kulatorischen Kosten zur Ermittlung des Effizienzwertes verwendet. Um die individuelle Leis-
tung und Struktur der Netzbetreiber im Effizienzvergleich zu berlicksichtigen, werden ver-
schiedene Parameter verwendet. Ausreier werden bei der Ermittlung des Effizienzwertes
nicht beachtet. Im Rahmen der MOLS-Vergleichsrechnung werden folgende Parameter ver-

wendet (E-Control, 20183, S. 27-38):

e Netzhochstlast der 4. — 7. Netzebene (der flinftgroRte maximale Netzhdchstlastwert
innerhalb von funf Jahren)

e Netzanschlussdichte mittels Modellnetzlangen (die realen Netzlangen werden, um die
Beeinflussbarkeit von Netzbetreibern zu vermeiden, nicht verwendet. Die Modellnetz-
langen werden durch die Wurzel aus der Multiplikation der Netzanschlisse in einer
Region und der GroRRe der Region berechnet (E-Control, 20133, S. 40-41).)

e Gewichtete Menge der Zdhlpunkte der 6. — 7. Netzebene

Bei der DEA werden andere Parameter verwendet. Es werden zwei DEAs durchgefiihrt. DEA 4
hat folgende Parameter fir die Messung der Leistung des Netzbetreibers

(E-Control, 20184, S. 37):

e Gewichtete Modellnetzlange des Nieder-, Mittel-, und Hochspannungsnetzes
e Netzhochstlast der 4. — 7. Netzebene
e Netzhochstlast der 6. — 7. Netzebene

e Gewichtete Menge der Zahlpunkte der 6. — 7. Netzebene

Bei der DEA 6 kommen folgende Vergleichsparameter zur Anwendung

(E-Control, 20184, S. 37-38):

e Modellnetzlange der Niederspannung
e Modellnetzlange der Mittelspannung
e Modellnetzlange der Hochspannung

e Netzhochstlast der 4. — 7. Netzebene
e Netzhochstlast der 6. — 7. Netzebene

e Gewichtete Menge der Zdhlpunkte der 6. — 7. Netzebene
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Der finale individuelle Effizienzwert eines Netzbetreibers wird anschlieend durch Aufsum-
mierung der in den einzelnen Verfahren ermittelten Effizienzwerten bestimmt, MOLS hat da-
bei eine Gewichtung von 50 %, DEA 4 und DEA 6 jeweils eine Gewichtung von 25 %. Es wird
jeweils filir die standardisierten als auch fiir die kalkulatorischen Kosten ein Effizienzwert mit-
tels obiger Gewichtung berechnet, anschlieRend wird der beste von den beiden Werten fiir

den Netzbetreiber angesetzt (E-Control, 20183, S. 40).

In der Schweiz kann die EICom die Netznutzungsentgelte im Rahmen eines Effizienzvergleiches
prifen. Dabei wird ebenfalls die Versorgungsaufgabe und Gebietsstruktur des Netzgebietes
des Netzbetreibers bericksichtigt (Art. 19 Abs. 1 StromVV). Es gibt jedoch keine exakten ge-
setzlichen Bestimmungen fiir die zu verwendende Methode fiir den Effizienzvergleich
(Bundesverwaltungsgericht, 2015, S. 47). Der Effizienzvergleich kann auch unter Betrachtung
einer einzelnen Kennzahl durchgefiihrt werden (eecomm GmbH, 2018; EICom, 2020c, S. 48).

Zudem fordert der Branchenverband Verband Schweizerischer Elektrizitatsunternehmen ei-
nen Effizienzvergleich mit Berlicksichtigung von entsprechenden Kostentreibern, um die he-
terogene Strukturen der Netzbetreiber entsprechend abbilden zu koénnen (Verband
Schweizerischer Elektrizitdtsunternehmen, 2014, S. 5-7, 9). Es werden zwar die Kosten des
Netzbetreibers auf Angemessenheit fiir einen 6konomischen Netzbetrieb im Sinne des Kos-
ten-Plus-Prinzips geprift, Effizienzwerte werden dabei aber nicht ermittelt. Das System wurde
um die Sunshine-Regulierung erweitert, bei der dhnliche Netzbetreiber miteinander vergli-
chen werden. Dadurch soll Wettbewerb zwischen den Netzbetreibern simuliert und auf Opti-
mierungsmoglichkeiten hingewiesen werden, um die Effizienz zu steigern. Zudem soll der Re-
gulierungsaufwand gering sein (EICom, 2017, S. 5-9). Die Netzbetreiber erhalten jedes Jahr
ihre individuellen Bewertungen zugesendet, diese werden jedoch aufgrund von fehlenden Ge-
setzen nicht durch die EICom veroffentlicht (EICom, 0.J.b). Es werden verschiedene Indikato-
ren angesetzt, um die Netzbetreiber im Rahmen der Sunshine-Regulierung, miteinander zu
vergleichen. Das Alter der Netzanlagen wird dabei nicht berlicksichtigt und Altersunterschiede
werden nicht bereinigt. Die Netzbetreiber, welche Netzkunden in der Netzebene 7 ange-
schlossen haben, werden in verschiedene Gruppen eingeteilt, um die Vergleichbarkeit zu er-
moglichen. Je nach dem Zweck des Vergleiches werden entsprechend die Gruppen gebildet.
Bei den Netzkostenvergleichen wird nach Siedlungs- und Energiedichte gruppiert und bei der

Versorgungsqualitat nur nach der Siedlungsdichte. Bei den Energietarifen und der 75-Franken-
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Regel wird hingegen keine Gruppierung durchgefiihrt. Die Siedlungsdichte hat finf Katego-
rien, und die Einteilung erfolgt in Abhangigkeit von der Anzahl der standigen Einwohner pro
Hektar. Die Energiedichte hat zwei Auspragungen und richtet sich nach den Megawattstunden
(MWh)/km, der Grenzwert liegt hier bei 300 MWh/km. Insgesamt werden zehn Gruppen ge-
bildet (funf Siedlungsdichten mit je zwei Energiedichten), wobei zwei Gruppen aufgrund der
geringen Grofle mit anderen Gruppen zusammengelegt wurden, weshalb acht Gruppen ver-
wendet werden. Anschliefend werden Mittelwerte und Medianwerte fur die einzelnen Indi-
katoren gebildet und die einzelnen Netzbetreiber in einer Gruppe untereinander verglichen.
Zusatzlich werden Bewertungskategorien fir bestimmte Indikatoren (Netzkosten sowie
Stromtarif nach Verbrauchsprofil) gebildet. So erhalten z.B. Netzbetreiber, deren Netzkosten
im Vergleich zum Median der Gruppe groRRer als 130 % sind, die Kategorie 5. Falls das Verhalt-
nis von netzbetreiberindividuellen Netzkosten zum Median unter 70 % liegt, wird die Katego-
rie 1 vergeben. Bei den Netzkosten werden sowohl Kosten fiir Kapital, Messung, Verwaltung
als auch Kosten fiir den Betrieb des Netzes berlicksichtigt, flir die Berechnung der Indikatoren
und damit fiir den Vergleich werden allerdings nur die Kosten der 5. — 7. Netzebene verwen-
det. Fir die 5. und 7. Netzebene werden die Kosten jeweils durch Division der Kosten durch
die Leitungslange in Schweizer Franken/km berechnet, bei der Netzebene 6 in Schweizer Fran-
ken/kVA, daher werden die Kosten durch die installierte Leistung der Transformatoren divi-
diert. Auch werden die Anzahl der angebotenen Leistungen, die Qualitat und die Compliance

verglichen (EICom, 2019b, S. 5, 7-13).

2.2.4 Unternehmensindividuelle Effizienzziele und Vorgaben

Nach der Ermittlung der Effizienzwerte stellt sich die Frage, ob und welche Folgen das fir die

Netzbetreiber im jeweiligen Regulierungssystem hat.

In Deutschland werden, ausgehend vom errechneten Effizienzwert, die Ineffizienzen wie folgt
berechnet: Von den Gesamtkosten des Netzbetreibers wird der Anteil der dauerhaft nicht be-
einflussbaren Kosten abgezogen. AnschlieRend wird mittels Multiplikation des Ergebnisses mit
dem Effizienzwert des Unternehmens der effiziente und der ineffiziente Kostenanteil kalku-
liert. Falls ein Unternehmen einen Effizienzwert von 100 % hat, ergdbe sich eine Ineffizienz

von Null. Hat hingegen ein Netzbetreiber einen geringen Effizienzwert von z.B. 60 %, bedeutet
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dies, dass 40 % der obigen Subtraktion ineffizient sind. Daraus ergeben sich fir jeden Netzbe-
treiber eigene Ineffizienzen und individuelle Vorgaben (§15 Abs. 3 ARegV). Aus den ermittel-
ten Ineffizienzen werden dann die Effizienzziele der Netzbetreiber abgeleitet. Damit die Inef-
fizienz bis zum Abschluss einer Regulierungsperiode gleichformig und ganzlich aufgelost wird,
wird die Erlésobergrenze eines Netzbetreibers, wahrend der Regulierungsperiode, jahrlich
entsprechend angepasst. Diese Effizienzvorgabe muss vom Netzbetreiber eingehalten wer-
den, falls er nicht beweisen kann, dass diese unmaoglich zu erfiillen ist (§16 ARegV). Die Erlos-
obergrenzen werden fiir jedes Jahr festgelegt, diese steht dem Netzbetreiber als Budget zur
Verfligung. Falls sich die Kosten des Netzbetreibers unter der Erlésobergrenze befinden, er-
wirtschaftet dieser einen héheren Gewinn. Falls die Kosten hoher sind als die Erlésobergrenze,

reduziert das den Gewinn des Netzbetreibers (Bundesnetzagentur, o.J.f).
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Die Erlosobergrenze wird mit folgender Formel berechnet (Anlage 1 zu §7 ARegV):

Formel 1: Formel zur Berechnung der Erlésobergrenze nach ARegV (Anlage 1 zu §7)

B,
EO; = KAgnps + (KAvnb,t + (1 -V)*KA, + F()) * (

VPI,
VPI,

- PFt) + KKA, + Q. + (VK, — VK,) + S,

Tabelle 3: Parameter der Erlésobergrenzenformel nach ARegV (Anlage 1 zu §7)

Variable Beschreibung der Variable
EO, Erlésobergrenze im Jahr t
KAgnp,e Dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten

Voriibergehend nicht beeinflussbare Kosten: Gesamtkosten minus
KAynp e dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten und Kapitalkostenabzug. An-

schlieRend Multiplikation mit dem Effizienzwert (§11 Abs. 3 ARegV).

V; Verteilungsfaktor zum Auflésen der Ineffizienzen

Beeinflussbare Kosten: entspricht der Differenz der Gesamtkosten

und der dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten im Basisjahr, zusatz-

Ko lich werden auch der Kapitalkostenabzug und die voriibergehend
nicht beeinflussbaren Kosten abgezogen (§11 Abs. 4 ARegV).
B, Bonus im Basisjahr fiir Supereffizienz
T Dauer der Regulierungsperiode
VPI; Verbraucherpreisgesamtindex
VPI, Verbraucherpreisgesamtindex im Basisjahr
PF, Produktivitatsfaktor
KKA,; Kapitalkostenaufschlag
Q; Auf- oder Abschlag in Bezug auf die Netzqualitat (§19 ARegV)
VK, Volatile Kosten
¢ Summe der Auf- und Abschlage auf die Erlésobergrenze (Regulie-
t

rungskonto-Aufteilung (§5 Abs. 3 ARegV)

Der Verteilungsfaktor kann bei einer Dauer der Regulierungsperiode von 5 Jahren linear von

0,2 auf 1 ansteigen (Bundesnetzagentur, 20193, S. 30).
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In Osterreich werden den Unternehmen auch individuelle Effizienzziele vorgegeben, die kon-
kreten Vorgaben hangen von dem Effizienzwert ab. Die Unternehmen haben anschlieBend
7,5 Jahre (eineinhalb Regulierungsperioden) Zeit, diese Ineffizienzen génzlich zu reduzieren.
In der vorherigen Regulierungsperiode wurden den Netzbetreibern noch zehn Jahre fir den
Ineffizienzabbau gewadhrt. Die Netzbetreiber erhalten eine jahrliche Zielvorgabe in Abhangig-

keit vom erreichten Effizienzwert (E-Control, 20183, S. 45-47).

Formel 2: Formel zur Berechnung der Zielvorgabe nach E-Control (2018a, S. 47)

ZV=1- (1= Xgen) * "3/ESz018

Tabelle 4: Parameter zur Berechnung der Zielvorgaben nach E-Control (2018a, S. 47)

Variable Beschreibung der Variable
ZV Individuelle Zielvorgabe
Generelle Produktivitatsvorgabe, diese betragt in der vierten Regulie-
Kgen rungsperiode 0,95 % pro Jahr (E-Control, 20183, S. 14, 22).
ESy018 Individuell gewichteter Effizienzwert

Die Zielvorgabe ist in der Regulierungsperiode prozentuell gesehen durchgehend konstant,
der Effizienzwert wird erst wieder vor dem Beginn einer neuen Regulierungsperiode ermittelt.
Da der Effizienzwert durch den Vergleich mit anderen Netzbetreibern berechnet wird, bedeu-
tet ein hoher Effizienzwert in dieser Periode nicht automatisch einen hohen Effizienzwert in
der nachsten Regulierungsperiode. Je niedriger der Effizienzwert des Netzbetreibers ist, desto
groRer sind die Zielvorgaben fiir den Netzbetreiber. Dennoch bedeutet eine Effizienz von
100 % nicht, dass keine Effizienzsteigerungen erwartet werden, diese werden in der Héhe der
generellen Produktivitdtsvorgabe dennoch vom Netzbetreiber eingefordert. Je nach erreich-
tem Effizienzwert schwankt die Zielvorgabe zwischen 3,854 % (Effizienzwert 80 %) und 0,95 %
(Effizienzwert 100 %) jahrlich (E-Control, 2018a, S. 45-48). Die nicht beeinflussbaren Kosten
werden durch die Zielvorgabe nicht berthrt. Die beeinflussbaren Kosten, welche im Basisjahr
berechnet wurden, werden hingegen bedingt durch die unternehmensindividuelle Zielvor-
gabe jedes Jahr reduziert. Um die Teuerungsrate zu berticksichtigen, wird diese unter Verwen-
dung des Netzbetreiberpreisindexes aufgerechnet. Die beeinflussbaren Kosten dienen dem

Netzbetreiber als Budget (E-Control, 20183, S. 9-11).
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Formel 3: Formeln zur Ermittlung des Kostenpfades nach E-Control (2018a, S. 11)

2018

OPEX;{fgd = (OPEX;016 — NbK3016) * 1_[ [(1 + ANPI) * (1 — Xgeng perioge)]
t=2017

OPEXS&IEMIelt — opEXPIAt 4 (1 4 ANPlLyg1o) * (1 = ZVy perioge)

Tabelle 5: Parameter zur Berechnung des Kostenpfades eines Netzbetreibers (E-Control, 2018a, S. 11)

Variable Beschreibung der Variable
OPEX%de Ausgangskostenbasis der Betriebskosten
Betriebskosten 2016 (Basisjahr/Kostenprifungsjahr der derzeitigen
Regulierungsperiode) (E-Control, 20184, S. 9)
nbK,y16 Nicht beeinflussbare Kosten
ANPI, Anderung des Netzbetreiberpreisindex im Jahr t

Xgeny periode Generelle Produktivitatsvorgabe in der 4. Regulierungsperiode

OPEng‘f;S Entgelt | Relevante Kosten zur Festlegung der Entgelte

VA% Individuelle Zielvorgabe in der 4. Regulierungsperiode

Da die Kostenprifung vor dem Beginn der Regulierungsperiode erfolgt, werden die beeinfluss-
baren Kosten aus dem Basisjahr mit dem Netzbetreiberpreisindex und den allgemeinen Pro-
duktivitatsvorgaben aufgerechnet. Erst bei der Berechnung des Kostenpfades zu Beginn der
Regulierungsperiode wird die unternehmensindividuelle Zielvorgabe verwendet (E-Control,

2018a, S. 10).
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Die Berechnung der Kostenbasis eines Netzbetreibers erfolgt nach folgender Formel (E-Con-

trol, 2018b, S. 69):

Formel 4: Formel zur Berechnung der Kostenbasis fiir die Entgeltermittlung exemplarisch fiir 2019 nach E-Control
(2018b, Seite 69)

Kpesisentgelte — opEXITA « (1 4+ ANPlyg1o) * (1 — ZV, perioae) + Kapitalkostenabgleichygyo

+ BK.Faktor,y19 + nbK5p17 £ Regulierungskonto,g,9 £ Aufrollungspqg
— BKZ,917 — ME,17 — sonst. Entgelte,o17

Tabelle 6: Parameter zur Berechnung des Kostenpfades eines Netzbetreibers im Beispieljahr 2019 nach E-Control
(2018a, S. 68-71)

Variable Beschreibung der Variable
, Kostenfeststellung als Basis zur Ermittlung der Entgelte im
KBaszsentgelte
2019 Jahr 2019
ANPl,419 Anderung des Netzbetreiberpreisindex im Jahr 2019
Zielvorgabe in der 4. Regulierungsperiode fiir einen Netz-
ZV4.Periode

betreiber

Kapitalkostenabgleich,,,9 | Kapitalkostenabgleich im Jahr 2019

BK.Faktor,g19 Betriebskostenfaktor im Jahr 2019

nbK,g17 Nicht beeinflussbaren Kosten aus dem Kalenderjahr 2017

Differenzen, die durch das Regulierungskonto beachtet

Regulierungskonto,go
werden

Verwendet, um systemimmanenten Zeitverzug

Aufrollung,gi9
zu bereinigen
BKZ 417 Abbau des Baukostenzuschusses
ME,y17 Erl6se aus Messleistungen aus dem Jahr 2017
sonst. Entgelte,; Sonstige Erlése gemaR §11 SNE-V 2018

Formel 4 zeigt, dass das Kostenbudget fiir die Betriebskosten, welches dem Netzbetreiber im
Jahr zur Verfligung steht, tendenziell sinkt. Ein hoher Effizienzwert bedeutet eine geringere
Zielvorgabe, dementsprechend sinkt das Kostenbudget nicht so stark ab wie bei einem ineffi-
zienten Unternehmen. Bei 100 % Effizienz sinkt das Kostenbudget um die Produktivitatsvor-

gabe abzlglich der Inflation ab. Die Kosten werden fiir jede Netzebene einzeln ermittelt, die
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Formel 4 wird dazu dementsprechend angewendet. Weiters gilt die Formel auch entspre-

chend fiir die Kostenpfadermittlung in den Folgejahren (E-Control, 20184, S. 68-69).

In der Schweiz werden — bedingt durch das Regulierungssystem — keine Zielvorgaben getatigt.
Die Netzbetreiber missen jahrlich die Kosten an die EICom melden. Falls die Kosten fir einen
okonomischen Netzbetrieb nicht akzeptabel sind, werden diese nicht anerkannt. Dadurch
ergibt sich indirekt eine unternehmensindividuelle Vorgabe (Art. 11 Abs. 1, Art. 15 Abs. 1
StromVG).

2.2.5 Mindesteffizienzwert

Im deutschen System gibt es flir Netzbetreiber einen Mindesteffizienzwert, der angesetzt
wird, falls beim Effizienzvergleich ein Effizienzwert von unter 60 % berechnet wurde oder der
Netzbetreiber beim Verfahren zur Ermittlung des Effizienzwertes nicht kooperierte. In diesen
Fallen wird ein Effizienzwert von 60 % fir den betroffenen Netzbetreiber angewendet (§12

Abs. 4 ARegV).

In Osterreich wird ebenfalls ein Mindesteffizienzwert verwendet. Falls Unternehmen unter
dem Mindesteffizienzwert von 80 % liegen, wird dieser angewendet. Dadurch ergibt sich eine
maximale jahrliche Zielvorgabe fiir die beeinflussbaren Kosten von 3,854 % pro Jahr

(E-Control, 20184, S. 45,48).

In der Schweiz gibt es keinen Mindesteffizienzwert, da kein Effizienzwert fiir Netzbetreiber

ermittelt wird.

2.2.6 Belohnung bei besonders hoher Effizienz — Supereffizienz

Um Netzbetreibern mit einem Effizienzwert von 100 % einen Anreiz zu geben, die Kosteneffi-
zienz weiter zu erhéhen, wird in Deutschland ein Effizienzbonus gewahrt. Der Bonus bewirkt
in jedem Jahr der Regulierungsperiode eine héhere Erlésobergrenze und ist tiber die Regulie-
rungsperiode konstant. Dadurch erhoht sich der Gewinn des Netzbetreibers. Der sogenannte
Supereffizienzwert ist auf einen Hochstwert von 5 % begrenzt (Bundesnetzagentur, 2017c).
Der Supereffizienzwert wird nur fir Netzbetreiber ermittelt, die einen Effizienzwert von

100 % erhalten haben. Dazu wird die Supereffizienzanalyse durchgefiihrt, der Datensatz zur
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Ermittlung des Effizienzwertes wird bereinigt und eine statistische Methode angewendet. An-
schlieBend ergibt sich der Supereffizienzwert dadurch, dass vom Effizienzwert aus der Su-
pereffizienzanalyse der normale Effizienzwert aus der DEA-Methode abgezogen wird. Dies
wird einmal mit standardisierten Kosten und einmal mit nicht standardisierten Kosten durch-
gefiihrt. Aus den beiden so ermittelten Supereffizienzwerten (Maximum von jeweils finf Pro-
zent) wird ein arithmetischer Mittelwert berechnet. Der monetdre Wert des Bonus ist das
Produkt des Supereffizienzwertes des Netzbetreibers und seinen voriibergehend nicht beein-

flussbaren Kosten (§12a und Anlage 3 zu §12 ARegV).

In Osterreich gibt es ebenfalls einen Bonus fiir Netzbetreiber, die kosteneffizienter arbeiten.
Dieser Bonus wird durch eine effizienzabhangige Rendite gewéhrt. Jeder Netzbetreiber erhalt
dazu eine eigene Verzinsung. Die E-Control achtet dabei darauf, dass im Mittel eine Verzinsung
von 4,88 % (Weighted Average Cost of Capital (WACC) vor Steuern) erzielt wird. Wenn ein
Netzbetreiber effizienter ist als der durchschnittliche Effizienzwert von allen Netzbetreibern,
erhalt dieser auch eine hohere Rendite. Ineffizientere Netzbetreiber werden dagegen mit ei-
nem geringeren Abschlag beim WACC vor Steuern angeregt, ihre Effizienz zu erhohen. Der
WACC schwankt dabei um rund 0,5 Prozentpunkte, die E-Control achtet jedoch darauf, dass
sich der Bonus/Malus insgesamt auf null ergénzt und kann den Bonus entsprechend adjustie-
ren. Allerdings gibt es keinen eigenen Bonus fiir besonders effiziente Netzbetreiber, die einen
Effizienzwert von mehr als 100 % aufweisen. Der Bonus in Form der hoheren bzw. als Malus
in Form der niedrigeren Verzinsung wird auf den verbleibenden regulatorischen Anlagenbe-
stand bis zum Geschaftsjahr 2016 gewahrt. Investitionen, welche 2017 oder 2018 getatigt
wurden, werden mittels des durchschnittlichen WACC von 4,88 % vergtitet, dabei wird der
Nettozugang als Basis verwendet (daher die Differenz zwischen den Zugangen und dem Bau-
kostenzuschuss). Flr Nettozugange ab dem Jahr 2019 bis voraussichtlich 2023 wird ein hohe-
rer WACC von 5,20 % verwendet, dieser darf solange angewendet werden, bis in der neuen
Regulierungsperiode ein neuer Effizienzvergleich durchgefiihrt wird. Neue Investitionen wer-

den somit als durchschnittlich effizient angesehen (E-Control, 2018a, S. 11-13, 59).

In der Schweiz erfolgt keine monetare Belohnung fiir effiziente oder Bestrafung fir ineffizi-

ente Netzbetreiber, die Netzbetreiber werden im Rahmen der Sunshine-Regulierung mitei-

47



nander verglichen. Effiziente Netzbetreiber, deren Verhaltnis von ihren Netzkosten zum Me-
dian unter 70 % liegt, erhalten die Kategorie 1 als Belohnung. Netzbetreiber, die dagegen inef-
fizienter als die Vergleichsgruppe sind, erhalten eine schlechtere Kategorie (EICom, 2019b, S.
5, 7-13). Die Sunshine-Regulierung zielt darauf ab, dass durch die Kategorisierung und Verof-
fentlichung von Kennzahlen 6ffentlicher Druck auf ineffiziente Netzbetreiber entsteht und
dadurch Kosteneffizienz bei den Netzbetreibern erreicht wird. Somit werden effiziente Netz-
betreiber mit einer guten Kategorie mit einem gutem Image belohnt, ineffiziente werden da-
gegen mit einer schlechteren Kategorie und bei Veroffentlichung mit einem schlechten Medi-
enecho bestraft (EICom, 2017, S. 7). Jedoch werden die Kategorien und Bewertungen der

Netzbetreiber noch nicht veroffentlicht, womit dieser Effekt entfallt (EICom, o.J.b).

2.2.7 Sanktionen

Im deutschen System gibt es Sanktionen, falls die Netzbetreiber bei der Anreizregulierung
nicht kooperieren und z.B. Daten nicht Gbermitteln. In solchen Fallen wird ein Effizienzwert
von 60 % fiir den betroffenen Netzbetreiber angewendet (§12 Abs. 4 ARegV). Weiters kann
eine Strafe verhdngt werden. Die Netzbetreiber sind verpflichtet, der Bundesnetzagentur Aus-
kiinfte zu erteilen. Falls dem auf Verlangen der Regulierungsbehdrde nicht nachgekommen
wird, kann eine Strafe von bis zu 100.000 Euro verhangt werden (§65 Abs. 2, §95 Abs. 1 Ziffer
3, §95 Abs. 2 EnNWG). Als Folge vom geringeren Effizienzwert sinkt die Erl6sobergrenze im Ver-
lauf der Regulierungsperiode starker ab als bei effizienten und kooperativen Netzbetreibern.

Auch kann der Netzbetreiber keinen Effizienzbonus erhalten.

In Osterreich ermittelt die E-Control die Kosten der Netzbetreiber und legt diese mittels Be-
scheid fest. Dazu haben die Netzbetreiber gegenliber der E-Control eine Auskunftspflicht. Dies
umfasst auch die Datenlibermittlung. Die E-Control kann dazu Bescheide erlassen und somit
die Informationspflicht der Netzbetreiber einfordern. Falls ein Netzbetreiber dem Bescheid
der E-Control nicht nachkommt, begeht dieser eine Verwaltungsibertretung, und es kann eine
Strafe von bis zu 75.000 Euro verhangt werden (§24 Abs. 2, §34 E-ControlG; §48 Abs. 1, §99
Abs. 2 Ziffer 20 EIWOG).
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Auch in der Schweiz gibt es eine Informations- und Mitwirkungspflicht der Netzbetreiber,
diese mussen die erforderlichen Daten und Informationen der Regulierungsbehérde bereit-
stellen. Falls die Netzbetreiber dem nicht nachkommen, kann eine Strafe in H6he von bis zu

100.000 Franken verhangt werden (Art. 25 Abs. 1, Art. 29 Abs. 1 Buchstabe f StromVG).

2.2.8 Zeit zum Abbauen von Ineffizienzen

In Deutschland missen die festgestellten Ineffizienzen (iber die Dauer der Regulierungsperi-

ode reduziert werden. Die Dauer betragt daher finf Jahre (Bundesnetzagentur, o.J.f).

In Osterreich betrigt die Dauer zur Reduktion von Ineffizienzen eineinhalb Regulierungsperi-

oden und damit 7,5 Jahre (E-Control, 20183, S. 4).

In der Schweiz werden keine Ineffizienzen festgestellt, daher gibt es auch keine Zeitspanne
zum Abbau von Ineffizienzen. Es werden lediglich Kosten nicht anerkannt, die nicht einem

okonomischen Netzbetrieb entsprechen. Dies erfolgt jedoch umgehend (EICom, 2017, S. 5).

2.2.9 Ausnahmen von der Regulierung fir kleinere Netzbetreiber

Falls Netzbetreiber in Deutschland nur eine geringe Anzahl von Netzkunden haben, kdnnen
diese ein vereinfachtes Verfahren wahlen. Das betrifft Netzbetreiber mit maximal 30.000
Netzkunden. Dabei wird auf einen direkten Effizienzvergleich verzichtet und es wird ein indi-
rekter einheitlicher Effizienzwert fiir die Netzbetreiber angenommen. Der einheitliche Effizi-
enzwert ist der gewichtete Durchschnitt von allen aus der letzten Regulierungsperiode ermit-
telten bereinigten Effizienzwerten (Bundesnetzagentur, 2017d). Die dauerhaft nicht beein-
flussbaren Kosten werden automatisch als 5 % der Gesamtkosten angenommen. Konzessions-
abgaben werden dabei nicht beachtet. Es wird dennoch fiir die kleinen Netzbetreiber eine
Erlosobergrenze festgelegt. Das Verfahren findet jedoch in vereinfachter Weise statt (§24 Abs.

2-3 ARegV).

In Osterreich wird bei der Anreizregulierung zwischen Netzbetreibern mit einer gréReren und
einer geringeren Abgabemenge als 50 GWh im Kalenderjahr 2008 unterschieden (E-Control,
20183, S. 5). Jedoch sind die Unterschiede nur gering, und es kommt dieselbe Systematik fir

die Netzbetreiber mit weniger als 50 GWh zur Anwendung (E-Control, o.).f; E-Control, 2018c).
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In der Schweiz wird zwischen der Light-Version und der Voll-Version der Kostenrechnung un-
terscheiden. Je nach Version unterscheiden sich die notwendigen Daten, die an die EICom

Ubermittelt werden mussen (EICom, o.J.e, S. 15, 35).

2.2.10 Festlegung der Netzentgelte fir Netzkunden

In Deutschland wird die konkrete Hohe des Netzentgeltes von dem jeweiligen Netzbetreiber
selbst ermittelt. Als Basis dient dazu die Erlésobergrenze, welche von der Regulierungsbe-
horde vorgegeben wird. Die Netzentgelte miissen so gestaltet werden, dass die Gesamtein-
nahmen die Erl6sobergrenze nicht (iberschreiten. Um die jeweiligen Netzentgelte festzulegen,
werden die Kosten mittels Kostentragerrechnung auf die jeweiligen Spannungsebenen aufge-
teilt. FUr jede Spannungsebene kann es ein unterschiedliches Netzentgelt geben
(Bundesnetzagentur, o.J.c). Mittels Kostenwalzungsverfahren werden in jeder Spannungs-
ebene die Kosten, die nicht direkt zu Netzkunden zuteilbar sind, auf die nachfolgenden Span-

nungsebenen aufgeteilt (§14 StromNEV).

In Osterreich werden von der Regulierungsbehérde E-Control die Netzentgelte mittels Verord-
nung festgelegt (E-Control, 0.).c). Diese sind fiir die Netzbetreiber verbindlich einzuhalten. Die
Netzbetreiber melden dazu der E-Control ihre Kosten. Die Regulierungsbehoérde kontrolliert
die Kosten auf Angemessenheit und bestimmt anschliefend das Netzentgelt fiir jeden Netz-
bereich (E-Control, 0.).g). Ebenfalls kommt in Osterreich das Kostenwalzungsverfahren zur An-
wendung, mit diesem werden die Netzkosten berechnet. Auf Basis dessen wird dann anschlie-
Rend das Netzentgelt bestimmt. Falls es mehrere Netzbetreiber in einem Netzbereich gibt,
werden die Kosten und die Strommengen aufsummiert, und es wird fiir diesen Netzbereich
ein einheitliches Netznutzungsentgelt bestimmt. Die Kosten von der Gbergeordneten Netz-
ebene werden auf die untergeordnete Netzebene heruntergewalzt (§62 Abs. 1-4 EIWOG). Zu-
dem kann es, falls es notwendig ist, zu Ausgleichszahlungen von Netzbetreiber zu Netzbetrei-

ber in demselben Netzbereich kommen (§49 Abs. 2 EIWOG).

In der Schweiz wird die Hohe des Netznutzungsentgelts von den Netzbetreibern selbst be-
stimmt. Die EICom kontrolliert allerdings die Netznutzungsentgelte sowie die Stromtarife der
Netzbetreiber auf Korrektheit. Falls diese zu hoch sind und die Netzbetreiber dadurch tber-

hohte Gewinne erwirtschaften, kann die EICom eine Reduzierung des Netznutzungsentgelts
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und des Stromtarifes bewirken. Das Netzentgelt muss von den Netzbetreibern so kalkuliert
und verrechnet werden, dass bei jeder Spannungsebene das Netzentgelt maximal den jewei-
ligen Kosten des Netzbetreibers zuziglich der Kommunalabgaben entspricht (Art. 16 Abs. 2,

Art. 18 Abs. 1, Art. 19 StromVV).

2.2.11 Behandlung von erneuerbarer Energie im System

In Deutschland gibt es grundsatzlich eine konkrete Verpflichtung, dass Netzbetreiber Erzeu-
gungsanlagen flr erneuerbaren Strom sofort an dem wirtschaftlich sinnvollsten Punkt an das
Stromnetz anschlieRen missen. Zudem sind die Netzbetreiber verpflichtet, den Strom von be-
stimmten erneuerbaren Energiequellen unter gewissen Bedingungen abzukaufen und priori-
tar zu transportieren. Eine Reduzierung der Einspeiseleistung ist nur im Falle eines Netzeng-
passes zuldssig. Weiters erhalten die Betreiber von erneuerbaren Stromquellen vom Netzbe-
treiber eine Entschadigung, wenn ihr Strom wegen eines Netzengpasses nicht abgenommen
wurde. Die Netzbetreiber sind verpflichtet, den Produzenten von erneuerbarem Strom eine
Marktpramie sowie die Einspeiseverglitung fiir den abgenommenen Strom zu bezahlen. Die
bezahlten Vergiitungen werden an den Ubertragungsnetzbetreiber weiterverrechnet. Die so
erworbene Strommenge wird durch die Ubertragungsnetzbetreiber weiterverkauft. Falls ver-
miedenes Netzentgelt vom Stromproduzenten genutzt wird, wird die vorherig genannte Ver-
gltung des Stromes nicht zusatzlich gewahrt. Zudem besteht fiir Netzbetreiber eine Schaden-
ersatzpflicht gegeniiber Stromerzeugern von Okostrom, wenn der Netzbetreiber sein Strom-
netz trotz wirtschaftlicher Zumutbarkeit nicht ausbaut. Die Kosten fiir den Netzanschluss tragt
der Betreiber der Anlage (§8 Abs. 1, §11, §12, §13, §14 Abs. 1, §15 Abs. 1, §16, §19, §21, §57
Abs. 1, §59 EEG). Zudem gibt es aktuell noch die vermiedenen Netzentgelte, welche vom Netz-
betreiber an die Anlagenbetreiber von dezentralen Stromquellen ausgezahlt wird. Der Anla-
genbetreiber der dezentralen Einspeiseanlage erhalt dafiir, dass er in der Regel das Gibergela-
gerte Netz nicht beansprucht, ein Entgelt. Die konkrete Hohe der vermiedenen Netzentgeltes
bestimmt sich anhand eines Referenzpreisblattes (Bundesnetzagentur, o0.J.g). Dabei handelt
es sich um eine Regelung, welche demndachst auslauft. Die vermiedenen Netzentgelte kénnen
nur fur Altanlagen, welche vor dem 01.01.2023 ihre Inbetriebnahme haben, bei volatiler
Stromerzeugung vor dem 01.01.2018, in Anspruch genommen werden. Falls eine Forderung
nach dem EEG in Anspruch genommen wird, kann nicht das vermiedene Netzentgelt eingefor-

dert werden (§18 Abs. 1 StromNEV).
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In Osterreich gibt es ebenfalls eine Verpflichtung fiir Netzbetreiber, die Stromerzeugungsan-
lagen an das jeweilige Verteilnetz des Netzbetreibers anzuschlieRen. Die Kosten fiir den Netz-
anschluss missen vom Anlagenbetreiber getragen werden, dabei wird fir erneuerbare Strom-
erzeugungsanlagen ein pauschalierter Betrag je nach Leistung verrechnet (§46, §54 Abs. 1-4
EIWOG). Es gibt fir die Netzbetreiber keine Verpflichtung, den erzeugten Strom aus erneuer-
baren Energiequellen anzukaufen. Dafiir gibt es eine eigene Okostromabwicklungsstelle, wel-
che eine Kontrahierungspflicht mit bestimmten erneuerbaren Stromerzeugungsanlagen hat.
Die Energiemenge muss dann entweder zu einem geférderten Einspeisetarif oder zum Strom-
marktpreis abgenommen werden (§12 Abs. 1, §13 Abs. 1 OSG 2012). Zusétzlich gibt es eine
Verpflichtung, Strom aus erneuerbaren Energiequellen bevorzugt zu transportieren und wei-

ter zu verteilen (§23 Abs. 9 EIWOG).

In der Schweiz sind Netzbetreiber dazu verpflichtet, Strom aus erneuerbaren Energiequellen
in der jeweiligen zustdndigen Netzregion zu einem entsprechenden Preis abzukaufen. Diese
Regelung gilt jedoch lediglich fiir kleinere Erzeugungsanlagen mit einer maximalen Leistung
von 3 MW oder einer Jahresproduktion von maximal 5.000 MWh. Der Preis fiir Strom aus er-
neuerbaren Energiequellen muss zumindest den gesparten Kosten vom Netzbetreiber fiir den
Zukauf von dquivalentem Strom entsprechen. Falls die erneuerbare Stromquelle bereits an
einem geforderten Einspeisetarif partizipiert, gilt die Ankaufpflicht fiir den Netzbetreiber nicht
(Art. 15 EnG). Zusatzlich gilt fir Netzbetreiber bei der Energiebeschaffung und beim Netzaus-
bau eine Priorisierung von erneuerbaren Erzeugungsanlagen. Weiters missen Netzbetreiber
samtlichen Interessenten den Netzanschluss ermoglichen, falls dies technisch realisierbar ist.
Erneuerbare Energien sind dabei zu bevorzugen (Art. 9 Abs. 3 Art. 13 StromVG). Die Kosten
fiur den Netzanschluss tragt der Anlagenbetreiber (Verband Schweizerischer

Elektrizitatsunternehmen, 2019, S. 13-18).
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2.2.12 Ergebnis des Vergleiches im Bereich Ausgestaltung des Systems

Fiir den Bereich Ausgestaltung des Systems konnten aufgrund des obigen Kapitels folgende
Gemeinsamkeiten und Unterschiede in der Regulierungssystematik ermittelt werden. Diese
werden in den Punkten Kostenpriifung, Kostenkategorie, Effizienzvergleich, Erlésober-
grenze/Betriebskostenobergrenze und Behandlung von erneuerbarer Energie im System na-

her betrachtet.

Tabelle 7: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Ausgestaltung des Systems (Kostenpriifung)

Kriterium (Kostenpriifung) Deutschland Osterreich Schweiz
Vor Regulierungs- | Vor Regulierungs-
Zeitpunkt der Kostenprifung Jahrlich
periode periode
Haufigkeit der Kostenprifung Alle 5 Jahre Alle 5 Jahre Jahrlich
AuBergewohnliche Kosten im Planwerte
Werden bereinigt | Werden bereinigt
Basisjahr verwendet
Nur bei Ausnahmen
Planwerte bei Kosten erlaubt Nein
Kapitalkosten vorhanden
Regulierungsbe- Regulierungsbe- Regulierungsbe-
Kontrolle der Kosten durch
horde horde horde
Basis fiir die Kostenprifung Jahresabschluss Jahresabschluss Kostenrechnung

Gemeinsamkeiten und Unterschiede

Es zeigt sich, dass sich das deutsche und das Osterreichische System in dem Punkt Kostenpri-
fung stark dhneln, wahrend grofRe Unterschiede zum Schweizer System vorliegen. So erfolgen
in Deutschland und Osterreich nur vor dem Beginn einer Regulierungsperiode jeweils Kosten-
prifungen und damit alle fiinf Jahre, wahrend in der Schweiz jahrlich die Kosten geprift wer-
den. Bei allen drei Lindern werden aullergewdhnliche Kosten bereinigt und gesondert beriick-
sichtigt. Eine Besonderheit weist das Osterreichische System auf, hier werden grundsatzlich
keine Planwerte bei Kosten zugelassen, wahrend dies in Deutschland und der Schweiz méglich
ist. In allen drei Landern erfolgt die Priifung der Kosten durch die Regulierungsbehdérde. Die
Kostenbasis ist in Deutschland und Osterreich der Jahresabschluss, wahrend in der Schweiz

die konkrete Kostenrechnung jahrlich bei der EICom eingereicht werden muss.
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Zeitverzug zwischen Kostenentstehung und Kostenanerkennung

Da eine Kostenprifung nur vor einer Regulierungsperiode erfolgt, kann es zu einem Zeitverzug
zwischen Kosten und deren Abbildung in der Erlésobergrenze kommen. Falls sich die Kosten
des Netzbetreibers vor der neuen Regulierungsperiode und damit vor der Kostenprifung an-
dern, werden diese erst im Zuge der neuen Regulierungsperiode abgegolten. Das bedingt bei
einer Regulierungsperiodenlange von fiinf Jahren einen Zeitverzug von bis zu finf Jahren. Im
schlimmsten Fall kann der Zeitverzug auf sieben Jahre anwachsen, weil die Kostenpriifung be-
reits vor der Regulierungsperiode erfolgt und die Kostendaten vom vorherigen Geschaftsjahr
als Basis genommen werden. Zudem besteht durch die nachtragliche-Kostenpriifung die Ge-
fahr, dass die Investitionen nicht berlicksichtigt werden, wenn diese als ineffizient angesehen
werden. Falls jedoch mit haufigeren Kostenprifungen versucht wird, die Zeitverzugsproble-
matik zu verbessern, steigen wiederum die Regulierungskosten an (Korte & Gawel, 2015, S.

128-133).

Die Zeitverzugsproblematik gilt insbesondere fiir Betriebskosten, die nicht im Anlagevermo-
gen aktiviert werden kdnnen und somit nicht im Rahmen des Kapitalkostenabgleichs beriick-
sichtigt werden. Falls es zu groReren Anderungen in den Betriebskosten kommt, kann es sie-
ben Jahre dauern, bis dies auch in der Erlésobergrenze abgebildet wird. Durch den Kapitalkos-
tenabgleich (dieser findet in Osterreich und Deutschland statt, siehe Kapitel 2.5.1 Kapitalkos-
tenabgleich) werden dagegen die Kapitalkosten jahrlich neu angepasst, und ein Zeitverzug fir
Kapitalkosten wird vermieden. Da dies bei Betriebskosten nicht geschieht, kann es bei Inves-
titionen, bei denen Betriebskosten entstehen, zu Zeitverzugseffekten kommen (Ernst &

Young, 2020, S. 19-20, 25-28, 68).

Dadurch liegt ein Trade-off zwischen einer jahrlichen Kostenpriifung und einer Kostenprifun-
gen mit langeren Zeitrdumen zwischen den Priifungen vor. Bei jahrlichen Priifungen werden
Investitionen rasch anerkannt, dafiir ist dies regulierungsintensiv. Bei langeren Intervallen
werden dagegen die Investitionen spat anerkannt und gehemmt, dafiir ist aber nur ein gerin-
ger Regulierungsaufwand notwendig. Daher werden die Lander in diesem Punkt mit Welle

bewertet.
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Planwerte

In Deutschland werden Planwerte zumindest bei Kapitalkosten anerkannt, dadurch lasst sich
der Zeitverzug reduzieren (Romer, 2012, S. 72). In Osterreich werden stattdessen fiir die Ka-
pitalkosten die Werte vom letzten abgeschlossenen Jahresabschluss herangezogen, erst spa-
ter erfolgt im Rahmen der Aufrollung (siehe Formel 8: Formel zur Berechnung der Aufrollung
ab 2021 nach E-Control ) der Abgleich zwischen dem historischen und dem faktischen Ist-Wert
(E-Control, 20184, S. 64).

Deshalb wird Deutschland in diesem Punkt mit einem Plus bewertet. In der Schweiz ist die
Problematik der Anerkennung von Investitionen aufgrund der jahrlichen Kostenprifung weni-
ger relevant, deshalb wird dieser Punkt auch mit einem Plus bewertet. Osterreich erhilt hier

ein Minus, da grundsétzlich keine Planwerte erlaubt sind und dies den Zeitverzug verstarkt.

AuBergewodhnliche Kosten
Da in allen drei Ldndern auBergewdhnliche Kosten gesondert beriicksichtigt werden und dies
stark schwankende Netzentgelte fiir Netzkunden verhindert, werden die Lander in diesem

Punkt mit Plus bewertet.
Gesamtbewertung im Punkt Kostenpriifung

Insgesamt erhilt Deutschland im Punkt Kostenpriifung ein Plus, die Schweiz ein Plus und Os-

terreich eine Welle.
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Tabelle 8: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Ausgestaltung des Systems (Kostenkategorie)

Kriterium (Kostenkategorie) Deutschland Osterreich Schweiz
Beeinflussbare Kosten Ja Ja Nein
Nicht beeinflussbare Kosten Ja Ja Nein

Dauerhaft nicht

Ja Nein Nein
beeinflussbare Kosten
Voriibergehend nicht
Ja Nein Nein
beeinflussbare Kosten
Volatile Kosten Ja Nein Nein
Volatile Kosten— | Verlustmenge — Werden als
Behandlung von
im im Betriebskosten
Verlustenergie
Effizienzvergleich | Effizienzvergleich gewertet
Werden
Behandlung von Jedes Jahr neu Jedes Jahr neu
angerechnet und
Kapitalkosten festgelegt festgelegt
gepriift
Stehen als Budget | Stehen als Budget Werden
Behandlung von
jedes Jahr zur jedes Jahr zur angerechnet und
Betriebskosten
Verfligung Verfligung gepriift

Gemeinsamkeiten und Unterschiede

Auch im Punkt Kostenkategorie dhneln sich das deutsche und 6sterreichische System etwas,
es wird in beiden Landern zwischen beeinflussbaren und nicht beeinflussbaren Kosten unter-
schieden. Deutschland geht hier im Punkt Kostenkategorisierung noch einen Schritt weiter
und spaltet die Kosten auch in voriibergehend und dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten so-
wie in volatile Kosten auf. In allen drei Landern werden Kapitalkosten nicht als Budget zur
Verfligung gestellt und direkt bertcksichtigt. Die Betriebskosten stehen hingegen in Deutsch-
land und Osterreich als Budget zur Verfiigung, in der Schweiz werden diese dagegen direkt
weitergerechnet, wenn diese angemessen sind. Auch gibt es Unterschiede in der Behandlung

von Netzverlusten.
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Nicht beeinflussbare Kosten

In Deutschland sind deutlich mehr Kostenkomponenten in den nicht beeinflussbaren Kosten
enthalten als in Osterreich (E-Control, 2018a, S. 10; §11 Abs. 2 ARegV). Die nicht beeinfluss-
baren Kosten umfassen in Deutschland auch deutlich mehr Bereiche als in Osterreich. Grund-
satzlich sind davon die vorgelagerten Netzkosten, die vermiedenen Netzentgelte, die betrieb-
lichen Personalvereinbarungen Uber Lohnzusatzleistungen vor dem 31.12.2016, die Fortbil-
dung, die Auflésung von Baukostenzuschissen und die Entschadigung von erneuerbaren Ener-
gieanlagen bei Einschrankung der Netzeinspeisung von gréBerer Bedeutung fir Netzbetreiber.
Die anderen Bestandteile (z.B. Kommunalabgaben) sind weniger bedeutend (Mahn, 2020, S.

32).

Im Vergleich dazu werden in Osterreich ebenfalls die vorgelagerten Netzkosten, die Kommu-
nalabgaben und die Beschaffung der Netzverluste (Preiskomponente) sowie die speziellen
Personalkosten aufgrund der Liberalisierung als nicht beeinflussbar gesehen (E-Control, 0.J.h,
S. 2; E-Control, 20183, S. 10). Aufgrund der osterreichischen Systematik konnen Entschadigun-
gen fur erneuerbare Energieerzeugungsanlagen und vermiedene Netzentgelte nicht vorkom-
men. Der Baukostenzuschuss wird in Deutschland als Bestandteil der nicht beeinflussbaren
Kosten zur Erldsobergrenze hinzugefiigt. In Osterreich wird er dagegen unter Betrachtung der
Formel 4 (im Kapitel 2.2.4 Unternehmensindividuelle Effizienzziele und Vorgaben) kostenmin-
dernd abgezogen. Dadurch ergibt sich derselbe Effekt fiir den Netzbetreiber. Spezielle Perso-
nalkosten werden in beiden Landern aus historischen Griinden gesondert betrachtet und im
Vergleich nicht naher bericksichtigt. Der grote Unterschied liegt somit in der Behandlung

von Weiterbildungskosten.

Dadurch, dass Weiterbildungskosten in Deutschland nicht dem Effizienzvergleich und den Ef-
fizienzvorgaben unterliegen, soll kein Spardruck auf die Weiterbildung gesetzt werden. Diese

soll insofern geférdert werden (Trimner & Lerch, 2010, S. 26-27).
In der Schweiz wird die Unterscheidung in beeinflussbare und nicht beeinflussbare Kosten

nicht durchgefiihrt, weil es keine Anreizregulierung gibt. Stattdessen wird gesetzlich und mit

Branchenrichtlinien festgelegt, welche Kosten des Netzbetreibers anrechenbar sind.
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Aufgrund der geringen Unterschiede zwischen Deutschland und Osterreich wird auf eine Be-

wertung verzichtet.

Aufgliederung der Kosten
Deutschland gliedert die Kosten fiir die Anreizregulierung deutlich weiter auf als Osterreich.
So gibt es hier fiinf unterschiedliche gesetzliche Kategorien, wihrend es in Osterreich lediglich

zwei gibt.

Die vorlbergehend nicht beeinflussbaren Kosten Deutschlands entsprechen dem als effizient
angesehenen Kostenanteil des Netzbetreibers (Wojciech, 2016). Trotz der weiteren Aufschliis-
selung in Deutschland dhneln sich die Kostenkomponenten von Deutschland und Osterreich.
Unter Betrachtung der Formel 1, Formel 3, 4 sowie der Tabellen 3, 5 und 6 (im Kapitel 2.2.4
Unternehmensindividuelle Effizienzziele und Vorgaben) zeigt sich, dass die voribergehend
nicht beeinflussbaren Kosten im deutschen System mit den Osterreichischen Gesamtbetriebs-
kosten abziglich der nicht beeinflussbaren Kosten mit anschlieRender Multiplikation mit dem
Effizienzwert (ibereinstimmen wiirden. Die beeinflussbaren Kosten im deutschen System ent-
sprechen im Osterreichischen System den Gesamtbetriebskosten abziiglich der dauerhaft
nicht beeinflussbaren Kosten und der vorher erwdhnten voriibergehend nicht beeinflussbaren
Kosten. Der Effizienzwert wird in Deutschland explizit in Form von voriibergehend nicht be-
einflussbaren Kosten und beeinflussbaren Kosten ausgedriickt. In Osterreich wird der Effizi-
enzwert dagegen automatisch bei der netzbetreiberindividuellen Zielvorgabe mitberiicksich-

tigt. Die volatilen Kosten kommen beim 6sterreichischen System nicht vor.

Da die Unterschiede sehr gering sind, werden sie im Rahmen der Bewertung nicht naher be-

trachtet.
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Behandlung der Verlustenergie
Ein groBer Unterschied zeigt sich bei der Behandlung der Verlustenergie, da nur in Deutsch-
land und in Osterreich ein Anreiz gesetzt wird, die Verlustkosten (Deutschland) bzw. die Ver-

lustmenge (Osterreich) zu reduzieren.

Daher werden diese beiden Lander mit Plus bewertet. In der Schweiz gibt es dazu keinen An-

reiz, deshalb erfolgt hier eine Bewertung mit Minus.

Behandlung von Betriebskosten
Auch gibt es einen grolRen Unterschied bei der Behandlung von Betriebskosten. Da hier ein
Anreiz fur Kosteneffizienzsteigerungen gesetzt werden soll, wird dieser Punkt bei Deutschland

und Osterreich mit Plus bewertet.

In der Schweiz gibt es kaum einen Anreiz um die Kosten zu senken und die Effizienz zu steigern,
deshalb wird die Schweiz in diesem Punkt mit Minus bewertet (Bundesamt fir Energie, 2015,

S. 43-48).

Behandlung von Kapitalkosten
Die Kapitalkosten werden dhnlich behandelt, diese stehen in allen drei Landern entweder als
Budget oder automatisch jedes Jahr zur Verfiigung. Die Zeitverschiebungsproblematik wurde

bereits oben behandelt und wird hier nicht ndher betrachtet.

Gesamtbewertung im Punkt Kostenkategorie

Insgesamt ergibt sich fiir Deutschland und Osterreich ein Plus, fiir die Schweiz ein Minus.
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Tabelle 9: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Ausgestaltung des Systems (Effizienzvergleich)

Kriterium (Effizienzvergleich) Deutschland Osterreich Schweiz
. . K -Plus-
System der Regulierung Anreizregulierung | Anreizregulierung OSteh us
Regulierung
Effizienzvergleich Ja Ja Nicht direkt
Individueller Effizienzwert Ja Ja Nicht direkt
, Werden Werden Werden
Betriebskosten . . .
verglichen verglichen verglichen
, Werden Werden Werden
Kapitalkosten . . .
verglichen verglichen verglichen

Dauerhaft nicht
beeinflussbare Kosten

Nicht verglichen

Werden als Input
eingerechnet in
Effizienzvergleich

Nicht vorhanden

Berlicksichtigung der

Versorgungsaufgabe/Struktur Ja Ja Ja
des Netzgebietes
Berlcksichti

erlicksichtigung der Ia I3 Nein
Altersstruktur
Mittels Annuitdtenverfahren Ja Ja Nein
Mindesteffizienzwert Ja, 60 % Ja, 80 % Nein
Veroffentlich d .

eroffentlichung der Ja Nein Nein

Effizienzwerte

Methode der Effizienzwert-
bestimmung

Best-of-Methode,
Berechnung von
vier Effizienzwer-
ten, bester wird

Best-of-Methode,
Berechnung von
zwei Effizienzwer-
ten, bester wird

Kategorisierung

genommen genommen

DEA Ja Ja _

SFA I3 Nein Keine genaue
Regelung

MOLS Nein Ja

Median und Mittelwerte Nein Nein Ja

Maximaler Effizienzwert 100 % 100 % Beste Kategorie

Bereinigung von AusreiRern Ia Ia Nein, nur bei

bei Effizienzwert Median

Beriicksichtigung von

besonderen Belastungen fir Ja Ja Nein

Netzbetreiber

Kosteninputs

Differenz zwi-
schen Gesamt-
kosten und dau-
erhaft nicht be-

einflussbaren

Kosten

Gesamtkosten fiir
3.-7. Netzebene

Gesamtkosten fir
5.-7. Netzebene
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Gemeinsamkeiten und Unterschiede

Im Punkt Effizienzvergleich gibt es einige Differenzen zwischen den betrachteten Landern. So
wird nur in Deutschland und Osterreich ein echter Effizienzvergleich durchgefiihrt. Ein groRer
Unterschied besteht zum Schweizer Modell, wo zwar ebenfalls ein Effizienzvergleich stattfin-
den kann, dieser wird allerdings zur Priifung der Angemessenheit der Kosten verwendet und
dient nicht der Ermittlung eines spezifischen Effizienzwertes. Hier gibt es jedoch keine spezi-
fischen gesetzlichen Regeln. Ein Vergleich von Netzbetreibern erfolgt im Rahmen der
Sunshine-Regulierung, diese umfasst allerdings nur eine Betrachtung innerhalb von Siedlungs-
und Energiedichtenkategorien und findet damit in einer deutlich kleineren und reduzierteren
Form statt als in Deutschland und Osterreich. Die Effizienzvergleiche unterscheiden sich zu-

dem bei den verwendeten statistischen Methoden sowie bei den Kosteninputs.

Effizienzvergleich

In der Schweiz wird nur im Rahmen der Sunshine-Regulierung tiber die Kategorisierung der
Netzbetreiber eine Effizienzklasse ausgegeben, wihrend in Deutschland und Osterreich ein
konkreter Effizienzwert fiir jeden Netzbetreiber gebildet wird. Das deutsche und dsterreichi-
sche System ist hier sehr dhnlich, in beiden Regulierungssystemen werden den Netzbetreibern
individuelle Ziele zugeteilt. In Deutschland erfolgt dies (iber die Reduktion der Erlésobergrenze
des Netzbetreibers, in Osterreich {iber die Reduktion des verfiigbaren Kostenbudgets. In bei-
den Landern ist die Zielvorgabe vom Effizienzwert des Unternehmens abhangig. Je hoher die
Effizienz des Unternehmens ist, desto niedriger ist auch die Zielvorgabe. Unternehmen mit
einem geringeren Effizienzwert missen ihre Kosteneffizienz starker verbessern als solche, die
einen hoheren Effizienzwert erzielt haben. In der Schweiz wird diese Systematik nicht ange-
wendet. Hier werden nur die Kosten auf Angemessenheit geprift, eine Ermittlung eines Effi-
zienzwertes — wie in Deutschland oder Osterreich — erfolgt nur indirekt iiber die Sunshine-
Regulierung durch eine Kategorisierung. Eine Effizienzvorgabe fiir die Netzbetreiber wird nicht
getatigt. Es werden bei einer vertieften Kostenprifung lediglich Kosten, die einem 6konomi-

schen Netzbetrieb dienen, anerkannt.

Durch die kostenorientierte Regulierung ist kein Anreiz vorhanden, die Kosteneffizienz zu ver-
bessern (Muller, Growitsch & Wissner, 2010, S. 10). Deshalb erfolgt die Bewertung fiir die

Schweiz mit einem Minus, Deutschland und Osterreich erhalten hier ein Plus.
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Beriicksichtigung von Betriebs- und Kapitalkosten im Vergleich
In allen drei Ldindern werden sowohl Betriebs- als auch Kapitalkosten in den Effizienzvergleich

bzw. in die Sunshine-Regulierung miteinbezogen.

Dadurch wird verhindert, dass durch die fehlende Berticksichtigung von Kapitalkosten der Kos-
tendruck auch auf die Personalkosten gesetzt wird (Diekmann, Ziesing & Leprich, 2006, S. 85).
Auch konnte die alleinige Betrachtung von Betriebskosten den Effizienzvergleich verfdlschen
und einen einseitigen Anreiz fir kapitalintensive Investitionen setzen oder auch das Risiko er-

hohen, dass Betriebskosten als Kapitalkosten getarnt werden (E-Control, 20183, S. 27).

Deshalb erfolgt die Bewertung fiir alle drei Léander mit Plus.

Bereinigung der Altersstruktur beim Vergleich
Nur in Deutschland und in Osterreich wird die Altersstruktur von Kapitalgiitern mittels des

Annuitatenverfahrens im Effizienzvergleich berticksichtigt.

Dennoch besteht die Gefahr, dass die Bertlicksichtigung von Altanlagen zu Verzerrungen im
Effizienzvergleich fiihrt. Da die Altanlagen im Effizienzvergleich miteingerechnet werden, kann
es passieren, dass diese z.B. aufgrund von alterer Technologie als ineffizient bewertet werden.
Jedoch haben spezielle Anlagen von Netzbetreibern oftmals Nutzungsdauern von bis zu 60
Jahren (Deutschland). Falls die Ineffizienz innerhalb von einer Regulierungsperiode behoben
werden muss, kann es dazu fliihren, dass die Netzbetreiber Ineffizienzen abbauen miissen, ob-
wohl das Ende der Nutzungsdauer von Altanlage noch nicht erreicht wurde. Zwar kann die
Anlage neu bewertet werden und zu niedrigeren kalkulatorischen Abschreibungen fiihren,
dies ist jedoch umstritten. Es sollte zumindest die Altersstruktur des Netzes im Effizienzver-

gleich abgebildet werden (Hardach, 2010, S. 229-233).
Deshalb werden Deutschland und Osterreich in diesem Punkt mit einer Welle beurteilt. Die

Schweiz erhalt ein Minus, da bei der Sunshine-Regulierung keine Berticksichtigung der Alters-

struktur erfolgt.
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Mindesteffizienzwert
Fir die Netzbetreiber gibt es im deutschen und 6sterreichischen System jeweils einen Min-
desteffizienzwert, dieser liegt in Deutschland bei 60 % und in Osterreich deutlich héher bei

80 %.

Ein hoherer Mindesteffizienzwert, den ein Netzbetreiber zugeschrieben bekommt, falls er im
Effizienzvergleich schlecht abschneidet, unterstiitzt einerseits den Netzbetreiber (Herrmann,

2012, S. 293), reduziert aber andererseits die Zielvorgaben fiir diesen Netzbetreiber.

Deshalb wird Deutschland in diesem Bereich mit Plus bewertet, Osterreich mit einer Welle

und die Schweiz aufgrund von fehlenden Vorgaben mit einem Minus.

Veroffentlichung der Effizienzwerte

Deutschland ist das einzige der drei Lander, das die Veroffentlichung von Effizienzwerten vor-
sieht. Durch die Veroffentlichung der spezifischen Daten wird die Wettbewerbsfahigkeit nicht
negativ beeintrachtigt (Van Rossum, 2018, S. 495-496).

Deshalb erfolgt hier die Bewertung mit Plus, die anderen beiden Lander erhalten dagegen ein

Minus.

Statistische Methoden

Die statistischen Methoden unterscheiden sich deutlich. Zwar wird in Deutschland und in Os-
terreich die Dateneinhiillungsanalyse verwendet, jedoch kommt im Gegensatz zu Osterreich
in Deutschland auch die stochastische Effizienzgrenzenanalyse zur Anwendung. In Osterreich
wird dagegen die MOLS verwendet. Die Schweiz nutzt demgegeniiber im Rahmen der
Sunshine-Regulierung einfachere Methoden, namlich Median und Mittelwerte. Bezliglich an-
derer statistischer Verfahren fiir den Effizienzvergleich gibt es in der Schweiz keine genauen

gesetzlichen Grundlagen.

Bei der Bestimmung des giiltigen Effizienzwertes nimmt Deutschland den besten aus vier er-

mittelten Werten. In Osterreich wird dieser nach einer bestimmten Gewichtung aus drei sta-
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tistischen Verfahren bestimmt, und anschlieBend wird der bessere aus zwei Werten (Kosten-
basis einmal standardisiert / einmal nicht standardisiert) verwendet. In der Schweiz erfolgt
hingegen eine Kategorisierung. Der maximale Effizienzwert liegt in Deutschland und Oster-
reich bei 100 %, wahrend in der Schweiz die beste Kategorie angesetzt werden kann. In allen
drei Landern erfolgt eine Bereinigung von Ausreifern, wenn auch in der Schweiz nur durch die

Verwendung des Medians.

Die verschiedenen statistischen Methoden haben verschiedene Vor- und Nachteile. Die DEA
(nicht parametrische Methode) niitzt die lineare Optimierung. Dabei wird das Verhaltnis von
Input zu Output betrachtet. Bei der parametrischen Methode SFA wird dagegen eine Produk-
tionsfunktion gebildet. Ebenso wird davon ausgegangen, dass ein stochastischer Storungs-
term vorhanden ist. Dadurch wird die SFA weniger von Datenfehlern beeinflusst. Allerdings
miussen, im Gegensatz zur DEA, Parametrierungsannahmen gesetzt werden, wodurch Para-
metrierungsfehler auftreten kénnen. Durch die Anwendung von beiden Verfahren kénnen die
Vorteile beider Methoden genutzt werden (Trinkner et al., 2019, S. 22-25). Bei der DEA ent-
fallen die Bestimmung einer Produktionsfunktion sowie deren Parametrierung. Es missen
keine Annahmen wie bei den parametrischen Methoden getroffen werden. Ein Nachteil liegt
jedoch darin, dass die DEA sehr empfindlich flir Datenfehler ist und sich dadurch das Ergebnis
leicht verfalschen lasst (Kbhne, Matz, 2010, S. 289-290). Die SFA bendétigt weiters einen gro-
Reren Datensatz, was z.B. in Osterreich aufgrund der geringeren Anzahl an Netzbetreibern
problematisch ist. Die DEA kann zwar gut die Unterschiede der Netzbetreiber erfassen, jedoch
bleibt die hohe Anfalligkeit fir Datenfehler bestehen. Die MOLS als parametrische Methode
bildet eine Input-Output-Funktion und bendétigt eine geringere Anzahl an Datensatzen wie die
SFA, ist aber wie die SFA auch empfindlich flir Datenfehler. Zudem besteht auch hier das Risiko
von Annahmefehlern. (E-Control, 2018a, S. 24-26). Die deskriptive Statistik (Mittelwert oder
Median) hat den Vorteil, dass sie einfach zu Berechnen und zu interpretieren ist. Sie basiert
allerdings auf der Annahme, dass, z.B. wie in der Schweiz angewendet, die Netzkosten nur von
der Leitungslange oder der installierten Transformatorenleistung abhangig sind. Weitere de-

tailliertere Daten oder Zusammenhange werden nicht genitzt. (EICom, 2017, S. 11-13).

Aufgrund der jeweiligen Vor- und Nachteile der statistischen Methoden wird auf eine Bewer-

tung verzichtet.
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Beriicksichtigung von auBergewdéhnlichen Belastungen von Netzbetreibern
Nur in Osterreich und Deutschland werden auRergewdhnliche Belastungen fiir den Netzbe-
treiber berlcksichtigt. Dies verbessert die Vergleichbarkeit der Netzbetreiber (E-Control,

2018a, S. 31).

Da die besonderen Belastungen eines Netzbetreibers im Rahmen der Schweizer Sunshine-Re-
gulierung keine Beachtung finden, wird hier mit einem Minus gewertet, Deutschland und Os-

terreich erhalten ein Plus.

Kosteninputs fiir den Vergleich

Die Kosteninputs fiir den Effizienzvergleich unterscheiden sich ebenfalls, hier werden in
Deutschland die Gesamtkosten abzliglich der dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten verwen-
det, Osterreich verwendet hier hingegen nur die Gesamtkosten fiir die Netzebenen 3-7. In der
Schweiz werden dagegen im Rahmen der Sunshine-Regulierung die Gesamtkosten der Netz-

ebene 5-7 herangezogen.

In Osterreich werden beim Effizienzvergleich auch die nicht beeinflussbaren Kosten miteinge-
rechnet, in Deutschland werden diese hingegen schon vorab herausgerechnet. In der Schweiz
erfolgt diese Unterscheidung nicht. In den drei Lindern wird zudem die Versorgungsaufgabe

des Netzbetreibers beim Effizienzvergleich bericksichtigt.

Auch zeigt sich, dass beim deutschen Regulierungsmodell fiir den Effizienzvergleich deutlich
mehr Variablen verwendet werden als in Osterreich. Die Parameter der Vergleichsmodelle
dhneln sich, in allen drei Lindern wird die Netzhéchstlast (Osterreich fiinfthéchster Jahres-
wert) verwendet. In Osterreich wird die Modellnetzlidnge (Netzlinge in Abhdngigkeit von Netz-
anschlissen und Regionsgrof3e) in den Effizienzvergleich einbezogen. In Deutschland wird die
reale Netzlange mit einbezogen. Weiters wird die Anzahl der Zahlpunkte in einem Versor-
gungsgebiet des Netzbetreibers in Deutschland auch aufgeschlisselt nach allen Netzebenen,

in Osterreich nur in der 6. und 7. Netzebene.

Die jeweiligen Vergleichsparameter der Lander werden nicht miteinander verglichen, da diese

zum Teil auch aufgrund von individuellen Gutachten ausgewahlt werden.
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Gesamtbewertung im Punkt Effizienzvergleich
Insgesamt erhilt Deutschland ein Plus, Osterreich eine Welle und die Schweiz ein Minus in

diesem Bereich.
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Tabelle 10: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Ausgestaltung des Systems (Erl6sobergrenze/Betriebskostenober-

grenze)

Kriterium (Erl6s-/Be-

. Deutschland Osterreich Schweiz
triebskostenobergrenze)
Anpassung der
P 8 .. Nein, nicht not-
Obergrenze Uber Ja Ja .
. . wendig
Regulierungsperiode
Obergrenze als Budget Ja Ja Nein
Eine Regulie- Eineinhalb Regu- | Streichun von
Zeit zum Abbau der g. . . g . g
. rungsperiode lierungsperioden | nicht betriebsnot-
Ineffizienz .
(5 Jahre) (7,5 Jahre) wendigen Kosten
Verteilung des Geldbetrag Prozentuell Kosten werden
Ineffizienzabbaus gleichmalig gleichmalig nicht anerkannt

Ja, Supereffizienz-

Bonus fiir hohere Effizienz Ja, hoherer WACC Nein
bonus
Maximal 5 % der | Bonus und Malus,
voriibergehend Anwendung auf
Begrenzung des Bonus nicht regulatorischen Nein
beeinflussbaren Anlagenbestand
Kosten bis 2016
Ja, Uber Regulie- | Nein, da héherer )
Konstanter Bonus . Nein
rungsperiode WACC
Bonus beeinflusst den . .
Nein Ja Nein
WACC
Ja, durch geringe- | Ja, Kosten nicht
Malus bei Ineffizienz Nein gering

ren WACC

anerkannt

Zeitverzug Bereinigung

Kapitalkostenab-
gleich +
Planwerte bei

Kapitalkostenab-
gleich + Betriebs-
kostenfaktor +

Nicht vorhanden

Kapitalkosten Aufrollung
Sanktionen Ja Ja Ja
Geldstrafe 100.000 Euro 75.000 Euro 100.000 Franken
Informationspflicht Ja Ja Ja
. Ja, Netzbetreiber
Ja, fur

Vereinfachte Verfahren
fur kleinere Netzbetreiber

Netzbetreiber mit
maximal 30.000
Netzkunden

mit bis zu
50 GWh Abgabe-
menge im Jahr
2008

Ja, Light-Version

Kostenwalzung

Ja

Ja

Ja

Festlegung der
Netzentgelte

Netzbetreiber

Regulierungsbe-
horde

Netzbetreiber
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Gemeinsamkeiten und Unterschiede

In Bezug auf die Erlos- bzw. Kostenobergrenze gibt es einige Unterschiede zwischen den Lan-
dern. So besteht in Deutschland und Osterreich die Méglichkeit, dass die Obergrenze im Ver-
lauf der Regulierungsperiode angepasst wird. Im Schweizer System ist dies hingegen nicht not-
wendig, da jedes Jahr die Kosten gepriift und bei Betriebsnotwendigkeit auch umgehend an-
erkannt werden. Die Obergrenze steht Deutschland und Osterreich als jahrliches Budget zur
Verfligung. Weiters unterscheiden sich die Methodik zum Abbau der Ineffizienzen und der
Bonus fiir iberdurchschnittlich effiziente Netzbetreiber. GroRe Ahnlichkeiten gibt es im Punkt
Sanktionen und Auskunfts- und Informationspflicht fir Netzbetreiber. Auch gibt es in allen

drei Lindern vereinfachte Verfahren fir kleinere Netzbetreiber.

Zeit fur den Ineffizienzabbau

Falls beim Effizienzvergleich Ineffizienzen auftreten, miissen diese in Deutschland innerhalb
der Regulierungsperiode gleichmiRig abgebaut werden. In Osterreich wird dagegen eine Zeit-
periode von 1,5 Regulierungsperioden (7,5 Jahren) gewahrt, der Abbau erfolgt auch gleichma-
RBig, allerdings nicht auf den Geldbetrag bezogen, sondern auf den Prozentwert. In der Schweiz

werden nicht betriebsnotwendige Kosten bei der Kostenpriifung jahrlich gekirzt.

Europaweit ist der Abbau von Ineffizienzen lber die Dauer einer Regulierungsperiode vorge-
sehen. Dies erhoht den Effizienzanreiz (E-Control, 2018a, S. 45-46). Eine zu kurze Abbaudauer
kann hingegen den Regulierungsaufwand erhohen und den Kostendruck verstarken

(Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e.V., 20164, S. 10-11).

Deutschland erhalt, da die Zeit flr den Ineffizienzabbau im europaischen Standard der Lange
von einer Regulierungsperiode entspricht, in diesem Punkt ein Plus, Osterreich eine Welle und

die Schweiz ein Minus, weil Ineffizienzen nicht ermittelt werden.

Bonus fiir Netzbetreiber

Falls beim Effizienzvergleich ein Netzbetreiber besser abschneidet als die anderen, wird die-
sem in Deutschland und Osterreich ein Bonus gewihrt. Der deutsche Bonus ist auf 5 % der
voriibergehend nicht beeinflussbaren Kosten limitiert und wird gleichmaRig auf die Regulie-

rungsperiode aufgeteilt. Dieser wird nur Unternehmen gewahrt, die im Effizienzvergleich eine
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Effizienz von 100 % erreichen und bei der anschlieBenden Supereffizienzprifung eine Effizienz
von 100-105 % erreichen. In Osterreich wird bereits Giberdurchschnittlich effizienten Netzbe-
treibern ein Bonus auf die Verzinsung des Restbuchwertvermogens gewahrt, welches vor dem
Jahr der Kostenprifung bereits bestand. Dabei wird der Bonus limitiert, indem dieser im Mittel
aufkommensneutral sein muss. Daher muss die Summe aus Bonus und Malus fiir die Netzbe-
treiber insgesamt null ergeben. Dabei wird der Verzinsungssatz auf der Bonusseite entspre-
chend adjustiert. Beim Schweizer System gibt es keinen Bonus, ein Malus existiert nur inso-

fern, als nicht betriebsnotwendige Kosten nicht anerkannt werden.

Kritisiert wird am deutschen Effizienzbonus, dass dieser sich ausschlie8lich auf Netzbetreiber
fokussiert, die in der DEA 100 % Effizienz erreicht haben. Netzbetreiber, die 100 % in der SFA
erreichten, werden nicht bericksichtigt. Dadurch erscheint dieser Effizienzbonus als nicht aus-
gereift. Zudem werden Investitionen, die betriebskostenintensiver sind, nicht berlicksichtigt.
Eine Alternative dazu ware, dass allen Netzbetreibern, die Giberdurchschnittlich effizient sind,
ein Bonus genehmigt wird (Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e.V., 2016a, S.

14; Elsenbast, Perner & Rodgarkia-Dara, 2017, S. 69-70).

Da der Osterreichische Bonus den Gesamteffizienzwert heranzieht und allen Uberdurch-
schnittlich effizienten Netzbetreiber einen Bonus gewahrt, ist dieser ausgeglichener als der
deutsche Bonus. Aufgrund dessen erhilt Deutschland eine Welle, Osterreich ein Plus und die

Schweiz ein Minus, weil hier kein Anreiz fir Kosteneffizienz gesetzt wird.

Zeitverzug Betriebskosten

Der Zeitverzug, bis Investitionen, die ein Netzbetreiber tatigt, auch abgegolten werden, wird
in Deutschland mittels des Kapitalkostenabgleichs und in Osterreich mit Hilfe der Aufrollung
und des Kapitalkostenabgleichs sowie des Betriebskostenfaktors (siehe Formel 7: Formel zur
Berechnung des Betriebskostenfaktors fiir das Jahr 2019 nach E-Control (20184, S. 62)) im Ka-
pitel 2.4.3 Anpassung der Erlésobergrenze wahrend der Regulierungsperiode) bereinigt.
Durch den Betriebskostenfaktor wird dem Zeitverzug zwischen der Entstehung und der Aner-
kennung von Betriebskosten entgegengewirkt, dieser wird in Osterreich zumindest bei Erwei-

terungen der Netzinfrastruktur mittels pauschaler Werte angewendet. Umgekehrt wird dies
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auch bei Verkleinerungen des Netzes automatisch in der Kostenobergrenze beriicksichtigt. In

der Schweiz ist das nicht notwendig, da die Kosten jahrlich anerkannt werden.

Zusatzlich verbessert der Betriebskostenfaktor die Investitionsfreundlichkeit des Regulie-
rungssystems. Der Faktor kann leicht eingefiihrt werden, ein Nachteil liegt jedoch in der Un-
schéarfe des Faktor bedingt durch die Vereinheitlichung der Kosten (Elsenbast & Boche, 2013,
S. 317-320).

Somit erhdlt Deutschland ein Minus, da der Zeitverzug nur bei Kapitalkosten bereinigt wird,

Osterreich eine Welle und die Schweiz ein Plus.

Informations- und Mitwirkungspflicht
In allen drei Léndern gibt es eine Informationspflicht, Sanktionen sowie Geldstrafen bei man-

gelnder Kooperation der Netzbetreiber. In diesem Punkt erhalten die Lander daher ein Plus.

Vereinfachte Verfahren fiir kleinere Netzbetreiber

Fiir kleinere Netzbetreiber gibt es Systemvereinfachungen. So gibt es in Deutschland und Os-
terreich vereinfachte Verfahren fiir kleinere Netzbetreiber. In der Schweiz muss dagegen eine
Light-Version der Kostenrechnung bei der EICom eingereicht werden statt der Voll-Version.
Da diese Vorgehensweise den Aufwand fir die Regulierungsbehdrde und kleine Netzbetreiber

reduziert erfolgt, die Bewertung fiir alle drei Lander mit Plus.

Kostenwalzung und Netzentgelte

Die Kostenwilzung findet bei allen drei Lindern Anwendung. Osterreich ist das einzige der
drei Lander, wo die Regulierungsbehorde selbst die Netzentgelte per Verordnung festlegt, in
den anderen beiden Landern machen dies die Netzbetreiber nach gesetzlichen Regelungen

selbst. Dieser Punkt wurde bereits im Rahmen der Bewertung der Netzkosten berlcksichtigt.

Gesamtbewertung im Punkt Erl6sobergrenze/Betriebskostenobergrenze

Insgesamt erhilt Deutschland ein Plus, Osterreich ebenfalls ein Plus, die Schweiz eine Welle.
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Tabelle 11: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Ausgestaltung des Systems (erneuerbare Energie im System)

Kriterium (erneuerbare Ener-

Deutschland Osterreich Schweiz
gie im System)
Anschlusspflicht fur
erneuerbare Ja Ja Ja

Stromerzeugungsanlagen

Kosten flr
Anlagenbetreiber | Anlagenbetreiber | Anlagenbetreiber
Anlagennetzanschluss

Priorisierungspflicht von
. Ja Ja Ja
Okostrom beim Transport

Ja, Weiterverkauf .
. . Nein, Okostrom-
Pflicht Okostrom abzukaufen | an Ubertragungs- Ja
abwicklungsstelle
netzbetreiber

Schadenersatzrecht bei nicht
Ja Nein Nein

erfolgten Stromnetzausbau

In samtlichen Landern gibt es eine spezielle Anschlusspflicht fir erneuerbare Energieerzeu-
gungsanlagen, die Kosten fir den Anschluss tragt jeweils der Anlagenbetreiber. Auch gibt es
eine Priorisierungspflicht fiir den Transport von Okostrom. Die Pflicht den Okostrom abzukau-
fen trifft nur die Netzbetreiber in Deutschland und der Schweiz, in Osterreich gibt es dazu eine
eigene Okostromabwicklungsstelle. Schadenersatz fiir den fehlenden Stromnetzausbau gibt

es hingegen nur in Deutschland.

Da in allen drei Landern besondere Riicksicht auf erneuerbare Energieerzeugung genommen

wird und es kaum Unterschiede gibt, werden alle drei Lander mit Plus bewertet.
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Gesamtiibersicht iiber die Bewertung im Bereich Ausgestaltung des Systems

Tabelle 12: Bewertung der Regulierungsmodelle anhand der Ausgestaltung des Systems

Kriterium Deutschland Osterreich Schweiz
Kostenprifung + ~ +
Kostenkategorien + + -
Effizienzvergleich + ~ -

Erl6s-/Betriebskostenober-

grenze

Erneuerbare Energie im

System




2.3 Netzqualitat

Im folgenden Kapitel werden in den untersuchten Ldandern die Netzqualitat der Stromnetze
und die entsprechenden Regulierungssysteme betrachtet. Zuerst wird allgemein auf die Prob-
lematik der Qualitatsregulierung eingegangen und anschlieffend werden Losungsansatze vor-
gestellt. AbschlieBend erfolgt ein Vergleich der einzelnen Regulierungselemente in diesem Be-

reich.

2.3.1 Problematik des Qualitatsaspektes bei der Regulierung

Im Bereich der Stromnetze liegt ein natirliches Monopol vor. Stromnetzmonopolisten haben
zwar einen Anreiz, die notwendige Qualitat des Stromnetzes zur Verfligung zu stellen, da sonst
z.B. NetzgroBkunden nach Alternativmoglichkeiten suchen wiirden. Allerdings wiirde der Mo-
nopolist nicht zwingend das wohlfahrtsoptimale Qualitatsniveau anbieten, welches dort liegt,
wo die Grenzkosten von einer hoheren Qualitdt dem Grenznutzen entsprechen (Burger, 2008,
S.110-111). Insbesondere, weil die Stromnetzbetreiber auf keinem Markt mit Wettbewerbern
konkurrieren, kann nicht Giber den Markt selbst das optimale Qualitatsniveau erreicht werden.
Deshalb ist eine Regulierung notwendig, um sowohl Preis als auch Qualitat optimal festzule-
gen. Eine Kosten-Plus-Regulierung, bei der die Entgelte so festgelegt werden, dass neben der
Kostendeckung auch ein Gewinn erzielt wird, hat den Nachteil, dass kein Anreiz gesetzt wird,
kosteneffizient zu wirtschaften. Wenn die erlaubte Rendite groRer ist als die Kapitalkosten des
Netzbetreibers, kann sich ergeben, dass die Qualitat zu hoch und damit nicht wohlfahrtsopti-
mal angesetzt wird. Um den positiven Unterschied zwischen Kapitalkosten und Rendite aus-
zunitzen, wird durch den Netzbetreiber moglichst viel Kapital eingesetzt. Dadurch bezahlen
Netzkunden einen iberhdhten Preis fiir eine nicht notwendige Qualitat (Ajodhia & Hakvoort,
2005, S. 211-212). Weiters wird Stromnetzbetreibern, die einem Kosten-Plus-Regulierungssys-
tem unterliegen, kein Anreiz gesetzt, die Betriebskosten, z.B. durch Qualitatsreduktionen, zu

senken (Sappington, 2005, S. 147).

Dagegen haben Anreizsysteme mit Erl6sobergrenzen oder Preisobergrenzen den Vorteil, dass
die Netzbetreiber motiviert werden, ihre Kosteneffizienz zu erhohen. Allerdings besteht hier
der Nachteil, dass Netzbetreiber ihre Kosten zu Lasten der Qualitdt senken kénnen und die
Qualitat zu gering ist (Ajodhia & Hakvoort, 2005, S. 211-212). Auch Elsenbast (2006, S. 138)

weist auf diesen Umstand hin, dass bei der Anreizregulierung die Qualitat zu stark reduziert
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werden kdonnte, um Kosten zu senken. Ein weiteres Problem liegt darin, dass die Investitionen
langfristig orientiert sind. Falls Einsparungen in der Netzinfrastruktur getroffen werden, ver-
hilft dies dem Unternehmen in der aktuellen Situation zu einem héheren Gewinn, die Prob-

leme treten erst in einigen Jahren auf (Ajodhia & Hakvoort, 2005, S. 218).

Deshalb sollen im Rahmen dieser Arbeit auch die Qualitat der Stromnetze und die Regulie-

rungsmoglichkeiten behandelt werden.

Eine weitere Schwierigkeit besteht darin, dass die direkten Auswirkungen von héheren bzw.
geringeren Kosten auf die Netzqualitat kaum bestimmbar sind. Um dieser Herausforderung zu
begegnen und eine Reduktion der Netzqualitat zu verhindern, kdnnen unter anderem Min-
deststandards oder Anreize fir mehr Qualitat gesetzt werden (Rotzel, 2008, S. 57-61). Es gibt
weitere Optionen, um die Netzqualitat zu regulieren. Neben Mindeststandards und Anreizsys-
temen besteht auch eine Chance, durch das Veroffentlichen von Netzkennzahlen die Netzqua-
litdat zu erhéhen. Dadurch kann 6ffentlicher Druck auf die Stromnetzbetreiber entstehen. Die
Netzqualitat lasst sich mit verschiedenen Kennzahlen messen. Unter anderem kann dazu die
Kennzahl SAIFI (System Average Interruption Frequency) verwendet werden, welche die
durchschnittliche Anzahl an Stromausféallen pro Netzkunde und Jahr angibt. Neben der Anzahl
der Unterbrechungen kann auch die durchschnittliche Dauer der Ausfalle pro Netzkunde pro
Jahr verwendet werden, dies entspricht dem SAIDI (System Average Interruption Duration In-
dex). Zudem kann auch die Bedeutung der Ausfélle beriicksichtigt werden, indem die wahrend
des Ausfalls durchschnittlich bendtigte elektrische Energie berechnet und aufsummiert wird.
Diese Kennzahl wird ENS (Energy not Supplied) genannt. In Europa ist das Festlegen von Min-
deststandards fur Netzbetreiber weit verbreitet, ebenso kommen Anreizsysteme haufig zur
Anwendung. Dabei werden oftmals die Kennzahlen SAIFI, SAIDI und ENS verwendet (Burger,
2008, S. 111-117). Weiters kann auch der ASIDI (Average System Interruption Duration Index)
verwendet werden, dieser gibt die durchschnittliche Versorgungsunterbrechung bezogen auf
die von der Versorgungsunterbrechung betroffene Leistung an (Grién, Rodriguez, Giménez de
Urtasum & Borroy, 2018, S. 121). Ebenfalls besteht die Moéglichkeit, durch eine Haftung der
Netzbetreiber fiir Schaden oder Verluste die Qualitat zu optimieren. Auch wenn die Netzbe-
treiber in 6ffentlicher Hand sind, kann dies fiir ein hohes Qualitatsniveau sorgen (Ajodhia &

Hakvoort, 2005, S. 214).
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Neben der Versorgungssicherheit kdnnen auch andere Indikatoren als Stromnetzqualitat ver-
standen werden. So fallen nicht nur die Qualitdt der Stromspannung oder die Servicequalitat
darunter, auch der Umweltschutz und der Schutz des Ortsbildes konnen als Bestandteile der
Qualitat gesehen werden (Spitzl, 2004, S. 386-387). Im Rahmen dieser Arbeit soll die Versor-
gungssicherheit ndher betrachtet werden, die genannten anderen Qualitatskriterien werden

nicht naher untersucht.

2.3.2 Anreizsysteme

Lediglich in Deutschland wird ein Anreizsystem fiir die Bereitstellung der notwendigen Quali-
tat verwendet. Um die Qualitat der Stromversorgung optimal festzulegen, wird in Deutschland
im Anreizsystem die Qualitat als Zu- oder Abschlag in der Berechnung der Erlésobergrenze des
Netzbetreibers beriicksichtigt. Netzbetreiber, die eine hohere Qualitdat haben als der Refe-
renzwert, werden mit einem Zuschlag belohnt. Die Netzbetreiber, die schlechter waren, wer-
den entsprechend mit einem Abschlag bestraft. Dadurch soll den Netzbetreibern ein Anreiz
gegeben werden, Investitionen in die Netzinfrastruktur durchzufiihren und so die Qualitat zu
steigern. Weiters soll verhindert werden, dass notwendige Kostensenkungen zu Lasten von
Investitionen oder der Netzqualitat getatigt werden (Bundesnetzagentur, 2017c). Dazu wird
ein eigener SAIDI fiir die Anreizregulierung berechnet. Dieser besteht neben den ungeplanten
Unterbrechungen aufgrund von Wettereinflissen, Einfliissen von Fremden und Verursachun-
genvom Netzbetreiber selbst auch aus den geplanten Unterbrechungen, welche aufgrund von
sonstigen Grinden geschehen sind. Die geplanten Unterbrechungen werden dabei halbiert.
Die anderen geplanten Unterbrechungen (z.B. Austausch von Messeinrichtungen) oder die
ungeplante Unterbrechung aufgrund von Stérungen aus dem Ubergeordneten Netz werden
nicht beachtet. Es werden nur Unterbrechungen gezahlt, die langer als drei Minuten dauern
(Bundesnetzagentur, 2020a). Um die Qualitat zu erhéhen, wird seit dem Jahr 2012 die Qualitat
in der Erlosobergrenze mitberiicksichtigt. Diese Bestimmungen werden in einem Rhythmus
von zwei bis drei Jahren erneuert. Das betrifft alle Netzbetreiber, die keinem vereinfachten
Verfahren unterliegen (Bundesnetzagentur, 2020b). Fir die Jahre 2019 und 2020 gibt es ei-
gene Referenzwerte zur Bestimmung der Qualitatsvorgaben eines Netzbetreibers. So liegt die
SAIDI-Vorgabe bei der Niederspannungsebene bei 4,10 Minuten/Jahr. Fur die Mittelspan-

nungsebene ergibt sich flir jeden Netzbetreiber ein eigener Referenzwert in Abhangigkeit von
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der Mittelspannungslastdichte. Damit werden topologische Unterschiede in der Qualitatsbe-
wertung des Netzbetreibers abgebildet. Die Lastdichte wird durch Division der Jahreshochst-
last in kW durch deren raumliche GréRe in km? berechnet (Bundesnetzagentur, 2018b, S. 6,
49).

Formel 5: Berechnung des Referenzwerts fiir die Qualitétsvorgabe Mittelspannung nach Bundesnetzagentur
(2018b, S. 49)

1.316,63

(Ref)
Y, =5,80+ 118

ind

Tabelle 13: Variablen zur Bestimmung des Referenzwerts fiir die Qualitétsvorgabe Mittelspannung nach Bundes-
netzagentur (2018b, S. 49)

Variable Beschreibung der Variable
ng;ef) Referenzwert des Netzbetreibers in Minuten/Jahr
X Mittelspannungslastdichte

Um den Zu- oder Abschlag auf die Erldsobergrenze zu berechnen, wird jedes Jahr jeweils fir
die Mittelspannung der ASIDI und fiir die Niederspannung der SAIDI errechnet. Anschliefend
wird mit den berechneten ASIDI und SAIDI jeweils das arithmetische Mittel aus den Werten
der letzten drei Jahre berechnet und vom jeweiligen Referenzwert der netzbetreiberindividu-
ell erreichte Wert abgezogen. Danach wird dieser mit der durchschnittlich-angeschlossenen
Netzkundenanzahl aus den vergangenen drei Jahren multipliziert und abschlieBend wird das
Produkt aus dem Mittel- und Niederspannungswert mit dem Monetisierungsfaktor gebildet
und aufsummiert (Bundesnetzagentur, 2020c, S. 3-5). Der Monetarisierungsfaktor betragt
0,22 Euro/Minute/Endverbraucher/Jahr und wurde durch die Bundesnetzagentur aufgrund
der Datenbasis von 2015 bis 2017 kalkuliert und gilt fiir 2019 und 2020 (Bundesnetzagentur,
2019b, S. 2-4).
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Formel 6: Formel zur Berechnung des Zu-/Abschlages auf die Erlésobergrenze nach Bundesnetzagentur
(2020c, S. 4)

R S S NS
Zu —/Abschlagyecpetreiver = (Yo" — ASIDIpg) ¥ LV 4 (Y ®eN) — SAIDILg) * LUSV] + m

Tabelle 14: Formel 6: Parameter zur Berechnung des Zu-/Abschlages auf die Erlésobergrenze nach Bundesnetza-
gentur (2020c, S. 4)

Variable Beschreibung der Variable

Zu —/ Abschlagyetzpetreiper | ZU- 0der Abschlag auf die Erlésobergrenze des Netzbetrei-

bers
v, &P Individueller Referenzwert fiir die Mittelspannung
ASIDIing Kennzahl des Netzbetreibers ASIDI Mittelspannung
LY JMS+NS) Durchschnittliche Anzahl an Netzkunden im Mittel- und

ind

Niederspannungsnetz des Netzbetreibers der letzten drei

Jahre
y (Ref) Genereller Referenzwert fiir die Niederspannung
SAIDIyq Kennzahl des Netzbetreibers SAIDI Niederspannung
A Durchschnittliche Anzahl an Netzkunden im Niederspan-

nungsnetz des Netzbetreibers der letzten drei Jahre

m Monetarisierungsfaktor

Die Hohe des Zu- oder Abschlages auf die Erldsobergrenze des Netzbetreibers wird auf 2-4 %
der Erlésobergrenze des vorherigen Jahres ohne Mitbericksichtigung der dauerhaft nicht be-
einflussbaren Kosten sowie der Kosten fiir Hochst- und Hochspannung und deren Umspan-
nungsebenen beschrankt. Der Zu- oder Abschlag wird jahrlich neu berechnet und jahrlich in
der Erlésobergrenze berlicksichtigt. Bei den Beschrankungen wird durch die Bundesnetzagen-
tur darauf geachtet, dass die Summe der Zu- und Abschlage aller Netzbetreiber insgesamt
nahe Null ist (Bundesnetzagentur, 2020c, S. 5-7). Durch diese Regelung soll ein wohlfahrtsop-
timales MaR an Qualitat im Stromnetz erreicht werden. Diese Vorgehensweise fut unter an-
derem auf der Annahme, dass die Unternehmen selbstandig beurteilen kénnen, ob sich eine
Investition in Qualitat rechnet oder nicht sowie auf der Annahme, dass der Monetarisierungs-

faktor richtig gesetzt wurde. Es soll erreicht werden, dass die Grenzkosten fiir zusatzliche
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Netzqualitat gleich dem Grenznutzen der hoheren Netzqualitat sind. Um das zu erreichen, ori-
entiert sich der Monetarisierungsfaktor an den Kosten des Stromausfalls fiir die Gesellschaft
(Gewerbe, Industrie, Wert der Freizeit der Privathaushalte). Auf die Beriicksichtigung von Un-
terbrechungen im Hoch- und Hoéchstspannungsnetz wurde verzichtet, da hier Unterbrechun-

gen in Deutschland sehr selten auftreten (Bundesnetzagentur, 2020c, S. 15, 20).

In Osterreich und in der Schweiz kommt ein Anreizsystem zur Regulierung der Qualitit bzw.

der Versorgungssicherheit nicht zur Anwendung.

2.3.3 Mindeststandards flr Qualitat

In Deutschland gibt es keine expliziten Mindeststandards fiir Qualitat, diese wurden in einem
Gutachten fiir die Bundesnetzagentur als nicht sinnvoll erachtet und nicht umgesetzt. Deshalb
wird die Qualitat nur im Anreizsystem berticksichtigt (E-Bridge Consulting GmbH, 2020, S. 9).
In Osterreich und in der Schweiz gibt es dagegen Mindeststandards, die von den Netzbetrei-

bern erreicht werden mussen.

In Osterreich werden den Netzbetreibern von der E-Control Mindeststandards beziiglich der
Qualitat vorgeschrieben. Diese umfassen nicht nur Vorgaben fiir den Kontakt mit Netzkunden,
sondern auch fir die Anzahl und Dauer von Unterbrechungen der Stromversorgung
und fir die Spannungsqualitat (§19 Abs. 1 und 2 EIWOG). Der Mindeststandard fiir Netzbe-
treiber bezlglich der Versorgungsunterbrechungen orientiert sich an dem SAIDI und dem
ASIDI. Dabei darf der SAIDI im gleitenden Dreijahres-Durchschnitt 170 Minuten und der ASIDI
150 Minuten nicht iberschreiten. Es werden nur ungeplante Versorgungsunterbrechungen,
die nicht durch auRergewohnliche Umstande verursacht wurden, zur Ermittlung der Kennzahl
flir diesen Standard gezahlt. Die anderen Standards betreffend Netzkundenkontakt sind dann
eingehalten, wenn diese zu 95 % dem jeweiligen Standard entspricht (§2 Abs. 1 Ziffer 7, §7
Abs. 4-5, 8§13, §14 NetzdienstleistungsVO Strom). Diese Standards fiir SAIDI und ASIDI entspre-
chen auch den Vorstellungen der 6sterreichischen Regulierungsinstanz, welche Versorgungs-
unterbrechungen fir ein gutes Netz tolerierbar sind (E-Control, 2020b, S. 5). Falls sich ein Netz-
betreiber nicht an die Standards halt oder nicht die erforderlichen Daten der E-Control tber-

mittelt, kann eine Strafe in H6he von bis zu 75.000 Euro verhangt werden (§99 Abs. 2 Ziffer 5-
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6 EIWOG). Zudem missen die Netzbetreiber Griinde fiir etwaige Verletzungen des Mindest-
standards der E-Control erklaren und entsprechende Handlungen zur Verbesserung bekannt
geben (E-Control, 2020b, S. 17). Weitere Sanktionen sind nicht vorgesehen, da die Standards
in ausreichendem MafRe von den Netzbetreibern eingehalten werden. Sollten jedoch die Stan-
dards nicht ausreichend beachtet werden, konnen weitere strengere Strafen von der E-Con-
trol eingefihrt werden (Erlauterungen zur NetzdienstleistungsVO Strom des Vorstands der E-

Control, S. 2).

In der Schweiz sind die Netzbetreiber dazu verpflichtet, eine sichere und 6konomische Strom-
versorgung sicherzustellen. Falls sie dieser Verpflichtung nicht nachkommen, kénnen vom
Bundesrat Strafen vollzogen werden (Art. 8 StromVG). Die Netzbetreiber haben diese Stan-
dards eigenstandig festgelegt (Art. 3 Abs. 1, Art. 27 Abs. 4 StomVV). Der Mindeststandard beim
SAIDI liegt in der Schweiz in einer Bandbreite von maximal 15 Minuten bei einer hohen Sied-
lungsdichte und bei maximal 100 Minuten bei einer sehr geringen Siedlungsdichte (Bergre-
gion) bezogen auf den sechsjahrigen Durchschnitt. Dabei werden nur Versorgungsunterbre-
chungen von ldnger als 3 Minuten beriicksichtigt. Weiters werden keine Versorgungsunter-
brechungen aufgrund von Storungen, welche von einem anderen Netzbetreiber verursacht
wurden, oder aufgrund von aullergewoéhnlichen Ereignissen auftraten, mitgezahlt (Verband
Schweizerischer Elektrizitatsunternehmen, 2020, S. 40-41). Allerdings gibt es derzeit keine fi-
nanziellen Anreize, wie z.B. Bonus/Malus, um die Qualitat bzw. die Kennzahlen SAIDI oder
SAIFI zu verbessern (Worm et al., 2015, S. 9). Falls die Netzbetreiber die notwendigen Daten
nicht bereitstellen kann eine Strafe von bis zu 100.000 Franken verhdangt werden. Auch kann
der Bundesrat Bestrafungen bei Aufgabenverletzungen von Netzbetreibern vornehmen. (Art.

8 Abs. 5, Art. 29 Abs. 1 StromVG).

2.3.4 Haftung

In Deutschland gibt es eine klare gesetzliche Regelung beziglich der Haftung von Netzbetrei-
bern flir Versorgungsunterbrechungen. So kénnen Netzbetreiber fiir grob fahrlassig oder vor-
satzlich herbeigefiihrte Schaden durch deren Mitarbeiter haften. Fiir Sachschaden gibt es
ebenfalls eine Haftung, diese ist unabhangig von Fahrlassigkeit oder Vorsatz zu leisten. Diese

Haftung ist bei Fallen ohne vorsatzlicher oder grob fahrlassiger Ursache auf 5.000 Euro pro
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Netzkunde begrenzt. Weiters gibt es bei Fallen ohne vorsatzliche Ursache eine Haftungsober-
grenze pro Ereignis, diese hangt von der GrofSe des Netzbetreibers ab und kann von 2,5 Milli-

onen Euro bis zu 40 Millionen Euro betragen (§18 Abs. 1-2 NAV).

In Osterreich gibt es kein eigenes Gesetz, welches die Haftung von Netzbetreibern bei Versor-
gungsunterbrechungen regelt. Es gibt allgemeine Bedingungen fiir den Netzzugang, welche
von den Netzbetreibern der Regulierungsbehorde vorgelegt werden und von dieser geneh-
migt werden missen. Diese sehen vor, dass das Schadenersatzrecht nach dem Allgemeinen
Blrgerlichen Gesetzbuch gilt. Die Netzbetreiber haften bis auf Personenschaden nur bei vor-
satzlichen oder grob fahrlassig verursachten Schaden. Diese Regelung ist bei allen Verteilnetz-

betreibern ident (E-Control, 0..i; Netz Niederdsterreich GmbH, 2014, S. 19)

In der Schweiz war ein eigenes Gesetz fiir die Haftung von Versorgungsunterbrechungen vor-
gesehen, dieses wurde allerdings nicht umgesetzt (Bundesamt fiir Energie, 2004, S. 31-32).

Der Verband der Schweizerischen Elektrizitatsunternehmen legt in der Branchenempfehlung
fest, dass die Netzbetreiber flir Versorgungsunterbrechungen aufgrund von héherer Gewalt,
Wartungsarbeiten, Storungsbehebungen und dergleichen nicht haften. Sie haften nur fir
grobe Fahrlassigkeit und Vorsatzlichkeit (Verband Schweizerischer Elektrizitdtsunternehmen,

2020, S. 43).

2.3.5 Transparenz

In allen drei untersuchten Landern wird jahrlich von der jeweiligen Regulierungsbehérde die
Versorgungssicherheit untersucht und aggregierte Kennzahlen, wie z.B. der SAIDI, werden be-

rechnet und veroffentlicht.

In Deutschland erfolgt durch die Bundesnetzagentur eine Veroffentlichung der Qualitatsmerk-

male der einzelnen Netzbetreiber, z.B. des SAIDI (§23b Abs. 1 Ziffer 10 EnWG).

In Osterreich sind die Netzbetreiber selbst dazu verpflichtet, die Qualitatskennzahlen zu ver-

offentlichen (§19 Abs. 4 EIWOG 2010).
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In der Schweiz wird in der Sunshine-Regulierung, welche fiir mehr Transparenz sorgen soll, die
Qualitat der Netzbetreiber berlicksichtigt. Dabei wird der Mittelwert des SAIDI und des SAIFI
mit Netzbetreibern mit derselben Siedlungsdichte berechnet und verglichen. Zusatzlich wird
auch die Qualitat der Dienstleistung bei der Sunshine-Regulierung beriicksichtigt. Insbeson-
dere Netzbetreiber in bergiger Region haben deutlich groRere Ausfallzeiten als Netzbetreiber
in Gebieten mit einer hoheren Siedlungsdichte (EICom, 2017, S. 7/13, 10/13, 11/13, Anhang
II, Anhang Ill). Allerdings gibt es in der Schweiz keine Veroffentlichungspflicht bzw. diirfen die

Werte fir einzelne Netzbetreiber durch die EICom nicht veroffentlicht werden (EICom, o.J.b).

2.3.6 SAIDI: Durchschnittliche Dauer der Unterbrechung der Stromversorgung

Aufgrund der Datenverfiigbarkeit wird die Netzkennzahl SAIDI zum Vergleich der Versorgungs-

sicherheit herangezogen.

In Deutschland betragt der bundesweite SAIDI fiir auf der Niederspannungsebene angeschlos-
sene Netzkunden im Jahr 2019 2,19 Minuten. Dabei wurden rund 139.000 Unterbrechungen
gezahlt. Die Anzahl der Unterbrechungen sowie der SAIDI sinken tendenziell seit 2006 konti-
nuierlich ab. Werden sowohl der SAIDI der Niederspannung als auch der ASIDI der Mittelspan-
nung, welcher im Jahr 2019 bei 10,01 Minuten liegt, berlicksichtigt, ergibt sich dadurch ein
Gesamt-SAIDI von 12,20 Minuten im Jahr 2019 (Bundesnetzagentur, 2020d). Diese Kennzahl
hat sich in den letzten Jahren ebenfalls tendenziell verbessert. Im Vergleich dazu war 2006 der
Gesamt-SAIDI noch bei 21,53 Minuten (Bundesnetzagentur, 2020a). Insgesamt gab es im Jahr
2019 97.491 geplante und 62.485 ungeplante Unterbrechungen der Stromversorgung

(Bundesnetzagentur, 2020e).

In Osterreich betrigt der SAIDI fiir das Jahr 2019 39,10 Minuten, mit Beriicksichtigung von
auBergewohnlichen Ereignissen 50,75 Minuten. Der ASIDI liegt bei 64,06 Minuten bei Berlick-
sichtigung von aullergewohnlichen Ereignissen, ohne diesen liegt der ASIDI bei 42,62 Minuten.
Es wurden 2019 18.941 Stromversorgungsunterbrechungen an die E-Control gemeldet, ca.

56 % davon waren ungeplant (E-Control, 2020b, S. 10, 13).
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In der Schweiz werden lediglich die Versorgungsunterbrechungen von Netzbetreibern mit ei-
ner Energieabgabemenge von liber 100 GWh, die zudem keinem vereinfachten Verfahren un-
terliegen, von der EICom erfasst. Das betrifft lediglich 95 Netzbetreiber, diese reprasentieren
jedoch 88,64 % der gesamten gelieferten elektrischen Energie an Netzkunden. Der SAIDI be-
tragt im Jahr 2019 insgesamt fiir geplante und ungeplante Unterbrechungen
19 Minuten. Die durchschnittliche Dauer der ungeplanten Unterbrechungen liegt bei 8 Minu-
ten, die Dauer der geplanten Unterbrechungen bei 11 Minuten. Der SAIDI hat sich seit 2010
verbessert, der Wert betrug damals insgesamt 28 Minuten. Es zeigt sich, dass die geplante
Unterbrechungsdauer lber die Jahre leicht zuriickgegangen ist und nur leichten Schwankun-
gen unterliegt. Dagegen ist die ungeplante durchschnittliche Dauer volatiler, beide haben sich
tendenziell in den letzten zehn Jahren verbessert (EICom, 2020d, S. 3-4). Zur Bewertung der
Qualitat des Netzes werden der SAIDI und der SAIFI verwendet. Es werden dabei ungeplante
Versorgungsunterbrechungen berlicksichtigt, die eine Dauer von drei Minuten Gberschreiten
und ihre Ursache in natiirlichen Ereignissen, menschlichen oder betrieblichen Fehlern haben
oder durch Einflisse von Dritten geschehen. Riickwirkungsstérungen werden im Gegensatz zu

den anderen beiden Landern nicht bericksichtigt (EICom, 2020b, S. 42).

Im Vergleich zum deutschen SAIDI werden beim Osterreichischen SAIDI ebenfalls ungeplante
Unterbrechungen aufgrund von Wetterereignissen, Einflissen von Fremden (z.B. Bauarbei-
ten), Verursachungen vom Netzbetreiber selbst und Riickwirkungsstérungen (Storung liegt bei
Elektrizitdtsproduzenten oder anderem Netzbetreiber) gezahlt. Ein Unterschied besteht aller-
dings darin, dass bei der deutschen Zahlweise sowie bei derjenigen in der Schweiz eine Min-
destdauer der Unterbrechung von drei Minuten erforderlich ist, jedoch in Osterreich bereits
Unterbrechungen gemeldet werden missen, die die Dauer von einer Sekunde Uberschreiten.
Auch wird in Deutschland nur die Mittel- und Niederspannung bei der Berechnung der beiden

Kennzahlen bertcksichtigt (Bundesnetzagentur, 2020a; E-Control, 2020b, S. 5, 8-9).
Zur Vergleichbarkeit und aufgrund der Datenverfligbarkeit wird der 6sterreichische SAIDI von

ungeplanten Unterbrechungen ohne auRergewdhnliche Ereignisse herangezogen, dieser be-

tragt rund 25 Minuten im Jahr 2019 (E-Control, 2020b, S. 13).
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Abbildung 4: SAIDI in Minuten und pro Jahr in den einzelnen Léindern, eigene Abbildung nach Bundesnetzagen-
tur (2020a); E-Control (2015b; 2020b); EICom (2020d, S. 4)

Abbildung 4 zeigt die Entwicklung des SAIDI in den einzelnen Landern. Es ist eine sinkende
Tendenz in der durchschnittlichen Dauer der Versorgungsunterbrechung erkennbar. Aufgrund
der vorliegenden Daten ist jedoch ein direkter Vergleich der Qualitdt der Stromnetze nicht
moglich, da der Unterschied, ab wann eine Versorgungsunterbrechung beriicksichtigt wird (in
Deutschland und in der Schweiz ab drei Minuten, in Osterreich bereits ab einer Sekunde), nicht
abgebildet wird. Zudem wird in Deutschland nur die Mittel- und Niederspannung berlicksich-
tigt. Weiters konnte fiir die Schweiz keine SAIDI-Kennzahl flir samtliche Netzbetreiber erho-
ben werden. Auch werden in der Schweiz Versorgungsunterbrechungen aufgrund von Versor-

gungsunterbrechungen in anderen Stromnetzen nicht gezahlt.

In Osterreich wurden bis zum Jahr 2013 ebenfalls nur Unterbrechungen mit einer Dauer ab
drei Minuten berticksichtigt. Ab 2013 erfolgte aber die Umstellung auf Versorgungsunterbre-
chungen mit einer Zeitdauer von mehr als einer Sekunde. (E-Control, 2015b, S. 1-4; E-Control,

2017b, S. 4).
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Das Council of European Energy Regulators (CEER) hat die Versorgungssicherheit untersucht
und fir das Jahr 2016 die SAIDI-Kennzahlen fiir europaische Lander berechnet. Dabei betrug
der SAIDI in Osterreich 37,91, in Deutschland 23,09 und in der Schweiz 19 Minuten fiir ge-
plante und ungeplante Unterbrechungen (ohne Extremereignisse). Generell liegen alle drei

Lander im europdischen Vergleich im Spitzenfeld (CEER, 2018, S. 62).
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2.3.7 Ergebnis des Vergleiches im Bereich Netzqualitat

Fiir den Bereich Netzqualitdt konnten folgende Gemeinsamkeiten und Unterschiede in der

Regulierungssystematik ermittelt werden.

Tabelle 15: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Netzqualitiit

Kriterium Deutschland Osterreich Schweiz

Aufgrund der unterschiedlichen Berechnungsmethoden
Entwicklung des SAIDI
des SAIDI nicht vergleichbar

Bonus/Malus fur Netzqua-

Ja Nein Nein
litat
Mindeststandards fiur

Nein Ja Ja

Netzqualitat
Veroffentlichung der
Kennzahlen durch Netzbe- Ja Ja Nein
treiber
Haftung

Ja, bei grober
Ja, grundsatzlich
Fahrlassigkeit Ja, bei grober
immer, Hochst-
Haftung fiir Stromausfalle oder Vorsatz, bei Fahrlassigkeit
summen beach-

Personenschaden oder Vorsatz
ten
immer
Eigene rechtliche Scha-
Ja Nein Nein

denersatzregelung

Gemeinsamkeiten und Unterschiede

Es zeigt sich, dass die Versorgungsqualitat der betrachteten Lander aufgrund der Datenlage
nicht direkt vergleichbar ist. Obwohl in Deutschland und Osterreich ein Anreizsystem einge-
flihrt wurde, hat sich die Stromversorgungsqualitat in diesen Landern nicht verschlechtert. Bei
Betrachtung des SAIDI sind alle drei Lander im europaischen Spitzenfeld. Dennoch ergeben
sich aus regulatorischer Sicht einige Unterschiede. So beriicksichtigt Deutschland explizit in

der Anreizregulierung die Versorgungsunterbrechungen und sorgt mit einem Bonus- und Ma-
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lus-System fiir einen Anreiz, Kosteneffizienzsteigerungen nicht auf Kosten der Versorgungs-
qualitdt durchzufiihren. Dagegen gibt es in Osterreich und in der Schweiz dazu kein Anreizsys-
tem, sondern Mindeststandards. Zusatzlich werden nur in Deutschland und Osterreich die
Versorgungsqualitdtskennzahlen verpflichtend veréffentlicht. Die Frage der Haftung ist in al-

len drei Landern ahnlich.

Bonus/Malus fir Netzqualitat

Durch die Integration der Versorgungssicherheit in die Anreizregulierung kann aus Sicht der
Bundesnetzagentur ein wohlfahrtsoptimales Qualitdtsniveau im Stromnetz erreicht werden,
da die Unternehmen aus deren Sicht selbstdndig beurteilen kdnnen, ob sich eine Investitions-
maRknahme in die Netzqualitdt rechnet oder nicht. Dadurch kann erreicht werden, dass die
Grenzkosten fir zusatzliche Netzqualitat gleich dem Grenznutzen der hoheren Netzqualitat

sind (Bundesnetzagentur, 2020c, S. 15).

Deshalb wird Deutschland in diesem Punkt mit Plus bewertet, Osterreich und die Schweiz mit

einem Minus.

Mindeststandards

In Osterreich und der Schweiz werden Mindeststandards fiir den SAIDI eingefordert und, falls
diese nicht eingehalten werden, drohen den Netzbetreibern Sanktionen in Form von Strafzah-
lungen. In der Schweiz wird auBerdem von der EICom die Versorgungssicherheit gepruft, und
es konnen bei Aufgabenverletzungen vom Netzbetreiber weitere Strafen vom Bundesrat ver-
hangt werden. Weiters ist der SAIDI-Mindeststandard in der Schweiz deutlich strikter als jener

in Osterreich und beriicksichtigt auch die topologischen Herausforderungen des Netzgebietes.

Zwar werden in der Schweiz im Gegensatz zu Osterreich die Versorgungsunterbrechungen
aufgrund von Rickwirkungen bei der Erhebung des SAIDI nicht gewertet, allerdings waren
diese in Osterreich 2019 lediglich bei 1,74 % der ungeplanten Versorgungsunterbrechungen

ursachlich und haben daher kaum einen Einfluss (E-Control, 2020b, S. 10).

Da die Mindeststandards in der Schweiz topologische Herausforderungen mitberticksichtigen,

wird die Schweiz mit Plus bewertet. Osterreich erhilt hier ein Minus aufgrund der im Vergleich
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zu den anderen beiden Landern nicht so ambitionierten Regeln. Deutschland wird mit Welle
bewertet, weil die Netzqualitdt indirekt (iber das Anreizsystem mitbericksichtigt wird, Min-

deststandards jedoch nicht vorgesehen sind.

Haftung

In allen untersuchten Landern gibt es dhnliche Haftungen fiir Versorgungsunterbrechungen,
jedoch besteht dazu in Deutschland eine eigene gesetzliche Regelung, die bereits flir Sach-
schaden eine Haftung unabhangig von der Fahrladssigkeit vorsieht und damit weitreichender

ist als in den anderen beiden Landern.

Da die Haftung in Deutschland am weitesten geht, wird hier mit einem Plus gewertet, die

Schweiz und Osterreich erhalten eine Welle.

Transparenz
Bei der Transparenz erfolgt in Deutschland und Osterreich eine Verdffentlichung der Quali-
tatskennzahlen. Deshalb erhalten Deutschland und Osterreich in diesem Bereich ein Plus, die

Schweiz ein Minus.

Gesamtiibersicht iiber die Bewertung im Bereich Netzqualitat

Tabelle 16: Bewertung im Bereich Netzqualitdt

Kriterium Deutschland Osterreich Schweiz

Bonus/Malus fur Netzqualitat + - -

Mindeststandards fur

~ - +
Netzqualitat
Haftung + ~ ~
Veroffentlichung der Kenn-

+ + -

zahlen durch Netzbetreiber

Die Bewertung im Bereich der Netzqualitat wird nicht weiter aggregiert.
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2.4 Flexibilitat des Systems

Dieses Kapitel behandelt die Flexibilitat der Netzkostenmodelle in den drei Landern. Es wer-
den die Dauer der Regulierungsperiode, die Verwendung eines Regulierungskontos fiir die
Netzbetreiber, die Anpassungsmoglichkeiten wahrend der Regulierungsperiode und die An-

passungen an die Inflation sowie an die Produktivitdatszuwachse untersucht und verglichen.

2.4.1 Dauer der Regulierungsperiode

Die Dauer der Regulierungsperiode betragt in Deutschland flinf Jahre (§3 Abs. 2 ARegV). In
Deutschland befindet sich das Anreizregulierungssystem bereits in der 3. Regulierungsperi-
ode, diese dauert vom 01.01.2019 bis zum 31.12.2023. Die 1. Regulierungsperiode begann am
01.01.2009 und endete am 31.12.2013, die 2. Regulierungsperiode startete am 01.01.2014
und dauerte bis 31.12.2018. Die Dauer der Regulierungsperiode blieb daher konstant bei
5 Jahren (Bundesnetzagentur, 2017b).

In Osterreich betrigt die Dauer der Regulierungsperiode ebenfalls 5 Jahre. Derzeit befindet
sich das System in der 4. Regulierungsperiode, welche am 01.01.2019 begann und mit
31.12.2023 abgeschlossen wird. Die 3. Regulierungsperiode fand vom 01.01.2014 bis zum
31.12.2018 statt (E-Control, o.).f). Die 1. Regulierungsperiode startete am 01.01.2006 und
dauerte bis 31.12.2009, die 2. Regulierungsperiode dauerte vom 01.01.2010 bis zum
31.12.2013. Die ersten beiden Regulierungsperioden dauerten daher 4 Jahre, die 3. und 4.
Regulierungsperiode hingegen 5 Jahre (E-Control, 20133, S. 4)

Da in der Schweiz jahrlich die Kosten von Netzbetreibern gepriift werden und die Tarife jahr-
lich festgelegt und kontrolliert werden, betragt die Dauer der Regulierungsperiode somit ein

Jahr (EICom, 20193, S. 37).

2.4.2 Regulierungskonto

Das Regulierungskonto wird in Deutschland von den Netzbetreibern genitzt, um Unter-
schiede zwischen den von den Netzkunden erhaltenen und den von der Regulierungsbehoérde
erlaubten Einnahmen auszugleichen. Mithilfe des Regulierungskontos werden zusatzlich auch

Unterschiede zwischen Plan- und Ist-Kosten von dauerhaft nicht beeinflussbaren Kosten sowie
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reale Mengenabweichungen beachtet. Mengenabweichungen kdnnen entstehen, weil Netz-
betreiber ihre Netzentgelte aufgrund von Vorhersagen bilden und aufgrund von Wetter- oder
Wirtschaftsentwicklungen Unterschiede zwischen den genehmigten und realen Einnahmen
entstehen. Am Ende des Jahres wird die Differenz auf das Regulierungskonto gebucht, der
Netzbetreiber hat somit kein Risiko flir die Mengenabweichung. Der Saldo vom letzten abge-
schlossenen Jahr wird Gber die nachsten drei Jahre gleichbleibend in der Erlésobergrenze des
Netzbetreibers bertlicksichtigt. Das Regulierungskonto soll damit sehr volatile Netzentgelte fir
Verbraucher vermeiden (Bundesnetzagentur, o0.J.h). Ermittelt und auf das Regulierungskonto
verbucht werden nur Messkostenabweichungen aufgrund von einer Veranderung der Netz-
kundenanzahl. Ebenfalls beriicksichtigt wird eine Differenz zwischen dem erlaubten und dem
realen Kapitalkostenaufschlag. Die beeinflussbaren Kosten werden dabei nicht beachtet. Das
Guthaben auf dem Regulierungskonto wird zudem verzinst. Fir die Bestimmung des Zinssat-
zes wird die durchschnittliche Umlaufrendite der festverzinslichen inldndischen Anleihen der
letzten zehn Jahre, ermittelt von der Deutschen Bundesbank, herangezogen. (§5 ARegV). Bei
der Ermittlung der Umlaufrendite werden lediglich festverzinste Wertpapiere beriicksichtigt,
die eine vertragliche Laufzeit von zumindest vier Jahren und eine Restlaufzeit von zumindest

drei Jahren haben. (Deutsche Bundesbank, 2021, S. 1)

Bei der Osterreichischen Regulierung wird das Regulierungskonto lediglich dazu genttzt, um
Differenzen zwischen den erlaubten und realen Einnahmen aufgrund von Mengenschwankun-
gen zu berlcksichtigen. Fir die beeinflussbaren Kosten eines Netzbetreibers wird dies nicht
gemacht. Die Differenzen in den Einnahmen samtlicher Netzentgeltelemente werden bei der
Bestimmung der nachsten Kostenbasis des Netzbetreibers angerechnet. Eine Verzinsung die-
ser Erlosdifferenzen findet nicht statt (E-Control, 20133, S. 120-122). Diese Systematik gilt seit
der 3. Regulierungsperiode (E-Control, 20183, S. 66). Bei erheblichen und einmaligen Einnah-
men oder Kosten kénnen diese Uber einen langeren Zeitraum aufgeteilt werden (§50 Abs. 2

EIWOG).

In der Schweiz existiert ebenfalls eine Moglichkeit, Differenzen zwischen der vorhergesagten
und der realen Menge auszugleichen. Weiters werden auch Differenzen zwischen den geplan-
ten und den realen Kosten berticksichtigt. Auch sollen zur Stabilisierung der Netzgeblihren fir

Netzkunden aulRergewdhnliche Effekte auf mehrere Perioden verteilt werden. Die Ermittlung
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der sogenannten Deckungsdifferenz bezogen auf das abgelaufene Vorjahr erfolgt in jedem
Jahr und wird in den nachsten drei Perioden aufgeldst. Die Deckungsdifferenz wird fiir jede
Spannungsebene einzeln ermittelt und entsprechend angerechnet. Weiters wird die De-
ckungsdifferenz mit dem WACC verzinst. Der WACC wird jedes Jahr neu berechnet (Elcom,
2019c, S. 1-2). Die Deckungsdifferenz aus den Vorjahren wird auf die neu berechnete De-

ckungsdifferenz angerechnet (EICom, o.J.d, S. 14).

2.4.3 Anpassung der Erlésobergrenze wahrend der Regulierungsperiode

Beim deutschen System wird die Erl6sobergrenze wahrend der Regulierungsperiode laufend
an verschiedene Faktoren angepasst. Einerseits erfolgt eine Anpassung an den Verbraucher-
preisindex, andererseits auch an die Produktivitatsentwicklung. Der Verbraucherpreisindex
wirkt dabei erhohend (auRer bei Deflation), der Produktivitatsfaktor wirkt, sofern dieser posi-
tivist, vermindernd. Weiters erfolgt eine Anpassung bedingt durch das Regulierungskonto und
den Qualitatszu- oder -abschlag (Anlage 1 zu §7 ARegV). Mit dem Ende der 2. Regulierungspe-
riode lief der Erweiterungsfaktor, welcher verwendet wurde, um Verdnderungen in der Ver-
sorgungspflicht des Netzbetreibers rasch zu berlicksichtigen, aus. Stattdessen wurde der Ka-
pitalkostenabgleich eingefihrt. Der Kapitalkostenabgleich wird im Kapitel 2.5.1 Kapitalkosten-
abgleich naher betrachtet (Bundesnetzagentur, 2017c). Der Erweiterungsfaktor kam zum Ein-
satz, wenn sich die Flache, die Summe der Netzanschliisse oder die Jahreshdchstlast wesent-
lich anderten und die Differenz aus den Gesamtkosten und den dauerhaft nicht beeinflussba-

ren Kosten um mehr als 0,5 % stieg (§10 ARegV).

Im Osterreichischen System gibt es ebenfalls die Moglichkeit, die genehmigten Kosten und
damit das Kostenbudget wahrend der Regulierungsperiode anzupassen. So soll eine Verande-
rung in der Versorgungspflicht beriicksichtigt werden. Im Rahmen des Betriebskostenfaktors
soll diese Veranderung in der Kostenermittlung abgebildet werden. Wenn sich die System-
lange oder die versorgten Zahlpunkte eines Netzbetreibers im Vergleich zum Basisjahr veran-
dern, wird die Kostenobergrenze um einen fixen Betrag je Einheit erhoht oder vermindert (E-

Control, 20183, S. 60-62).
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Formel 7: Formel zur Berechnung des Betriebskostenfaktors fiir das Jahr 2019 nach E-Control (2018a, S. 62)

Betriebskostenfaktor,y

= (Zéihlpunkt62017 - Zéhlpunkt32016) * 55,37

+ (.S"ystemlé’mge,\,sp2017 — Systemléinge,vsp2016) * 1.689,16

+ (Systemlé'mgeMSP2017 — Systemléingempzom) * 1.891,86

+ (Systemlé'mgeHHSP2017 — SystemléngeHH5p2016) * 4.932,35

7

Zahlpunkte = Z Verbraucher + Einspeiser + 2 * zwei_Richtungszahlpunkte

Netzebene=3

Tabelle 17: Variablen zur Berechnung des Betriebskostenfaktors fiir Jahr 2019 nach E-Control (2018a, S. 62)

Variable Beschreibung der Variable
Betriebskostenfaktor,,,9 | Betriebskostenfaktor fiir 2019
Zahlpunkte2017 Zahlpunkte im Jahr 2017
Zahlpunkte,y¢ Zahlpunkte im Basisjahr
Systemlangeysp,, ., Systemlange des Niederspannungsnetzes im Jahr 2017
SystemléngeN5P2016 Systemlange des Niederspannungsnetzes im Basisjahr
Systemlangeysp,,, , Systemlange des Mittelspannungsnetzes im Jahr 2017
SystemléngeM5P2016 Systemlange des Mittelspannungsnetzes im Basisjahr
Systemlangeyysp,, ., Systemlange des Hoch- und Hochstspannungsnetzes im
Jahr 2017
Systemlangeyysp,o,¢ Systemldange des Hoch- und Hochstspannungsnetzes im Ba-
sisjahr

Zusatzlich wird ein eigener Betriebskostenfaktor fir das Smart-Metering gewahrt. Dieser ist

abhangig von der Verbreitung der Smart Meter. Investitionen, die im Laufe der aktuellen Re-

gulierungsperiode anfallen, werden durch den Kapitalkostenabgleich sowie durch den obigen

Erweiterungsfaktor beriicksichtigt. Weiters sind diese Investitionen von der Kostenzielvorgabe

ausgenommen, und die Inflationsrate wird nicht berlicksichtigt. Dadurch werden diese Inves-

titionen in der aktuellen Regulierungsperiode als durchschnittlich effizient eingestuft. Erst bei

der nachsten Kostenprifung fir die darauffolgende Regulierungsperiode flieRen diese Inves-

titionen im Rahmen der Kostenprifung in den Effizienzvergleich und damit in die Zielvorgabe
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ein. Dadurch soll ein Anreiz fiir die Umsetzung von effizienten InvestitionsmaBnahmen sicher-
gestellt werden. Ein weiterer Punkt ist die sogenannte Aufrollung. Diese soll den Zeitverzug
zwischen Investitionstatigkeiten und Kostenerhéhungen des Unternehmens und der Abbil-
dung der Investitionen in den Netzentgelten bereinigen. Zur Berechnung des Kapitalkosten-
abgleichs und des Betriebskostenfaktors werden die letztgliltigen Werte aus dem Jahresab-
schluss herangezogen. Da sich diese aufgrund des Zeitverzuges von zwei Jahren von den ech-
ten Werten unterscheiden, wird mit der Aufrollung diese Differenz ausgeglichen. Die beein-
flussbaren Kosten sind nicht von der Aufrollung betroffen. Damit wird der Zeitverzug auf zwei

Jahre verkiirzt (E-Control, 2018a, S. 62-65).

Formel 8: Formel zur Berechnung der Aufrollung ab 2021 nach E-Control (2018a, S. 65)

Aufrollungt — BKFaktOTtneue Spezifikation _ BKFaktOT;iezue Spezifikation

inklusive Mark—up

+ Kapitalkostenabgleich,

inklusive Mark—up

— Kapitalkostenabgleich,_, + nbK;_, — nbK;_,

Tabelle 18: Parameter zur Berechnung der Aufrollung ab 2021 nach E-Control (2018a, S. 65)

Variable Beschreibung der Variable
Aufrollung, Aufrollung im Jahr t
BKFaktor"*"* Spezifikation Betriebskostenfaktor im Jahr t

Kapitalkostenabgleich!™" M*™*~*? | Kapitalkostenabgleich im Jahr t

nbK; Nicht beeinflussbare Kosten im Jahr t

In der Schweiz erfolgt eine jahrliche Kostenprifung der Netzbetreiber. Sdmtliche Kosten, die
einer effizienten Netzfliihrung dienen, werden von der Regulierungsbehorde unmittelbar an-
erkannt. Kosten, die diesem Ziel nicht dienen, werden dagegen nicht genehmigt. Daher erfolgt
auch jedes Jahr eine Anderung der erlaubten Kosten. Die genehmigten Kosten sind die Basis

fir die Netzentgelte im nachsten Jahr (EICom, 2020b, S. 17-19).
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2.4.4 Anpassung an die Inflation

In Deutschland wird die Erlésobergrenze der Verteilnetzbetreiber an die Inflation angepasst.
Dazu wird der Verbraucherpreisgesamtindex vom Statistischen Bundesamt herangezogen.
Der Verbraucherpreisindex aus dem vorvorletzten Jahr wird durch den Verbraucherpreisindex
aus dem Basisjahr dividiert und anschlieRend in der Formel fiir die Erlésobergrenze beriick-

sichtigt (§8 und Anlage 1 zu §7 ARegV).

In Osterreich gibt es ebenfalls eine Anpassung an die Geldentwertung, hier wird der Netzbe-
treiberpreisindex angewendet. Dieser wird mit einer Gewichtung von 57 % aus dem Tariflohn-
index und mit einer Gewichtung von 43 % aus dem generellen Verbraucherpreisindex, beide
von der Statistik Austria monatlich ermittelt, berechnet. Beide Indexe unter Berlicksichtigung
der Gewichtung werden addiert und ergeben so den Netzbetreiberpreisindex (E-Control,

2018a, S. 49-50).

In der Schweiz erfolgt jahrlich eine Kostenprifung. Falls sich die Kosten fiir den effizienten
Netzbetrieb erhoéht haben, z.B. durch die allgemeine Teuerung, wird dies unmittelbar im

nachsten Jahr bzw. durch das Regulierungskonto beriicksichtigt (EICom, 2020b, S. 17-19).

2.4.5 Anpassung an die Produktivitatszuwachse

Neben der Inflation wird in Deutschland auch der Produktivitatsfaktor in der Berechnung der
Erlésobergrenze bericksichtigt. Dieser ergibt sich aus der Differenz der Produktivitatsentwick-
lung und der Entwicklung der Einstandspreise (jeweils netz- und gesamtwirtschaftliche Ent-
wicklung) (Bundesnetzagentur, 2017c). Der Produktivitatsfaktor betrug wahrend der ersten
Regulierungsperiode jedes Jahr 1,25 % und in der zweiten Regulierungsperiode 1,5 % (§9 Abs.
2 ARegV). In der dritten Regulierungsperiode betragt der Produktivitatsparameter 0,9 %. Ge-
nerell wird der Produktivitatsfaktor mit dem Térnquist- und Malmquist-Index berechnet. Beim
ersten Verfahren wurde ein Produktivitatsfaktor von 1,82 %, beim zweiten Verfahren ein Fak-
torvon 1,35 % ermittelt. Die Bundesnetzagentur hat dennoch den Faktor auf 0,9 % festgelegt,
da die Bandbreite fiir den Stromsektor von 1,35-1,82 % sich erheblich vom Wert fir die Gas-
netzbetreiber von 0,49 % unterscheidet. Um ein Auseinanderdriften des Strom- und Gasbe-

reichs zu vermeiden, wurde ein Produktivitatsfaktor von 0,9 % von der Regulierungsbehdérde
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gewadhlt (Bundesnetzagentur, 2018c, S. 1, 63-64). Die Tornquist-Methode berechnet den ge-
samten Produktivitatszugewinn in einer Branche. Dagegen setzt die Malmquist-Methode auf
unternehmensindividuelle Daten und befindet sich eher auf der wirtschaftlichen Mikroebene

(Liebe, Schmitt, Stronzik & Wissner, 2017, S. XI).

In Osterreich wird ebenfalls ein genereller Produktivitdtsfaktor beriicksichtigt. Dieser betrug
in den ersten beiden Regulierungsperioden 1,95 % pro Jahr und in der dritten Regulierungs-
periode 1,25 % jahrlich. Fir die vierte Regulierungsperiode wurde der Produktivitatsfaktor auf

0,95 % pro Jahr festgelegt (E-Control, 2018a, S. 14-22).

In der Schweiz erfolgt bedingt durch die jahrliche Kostenpriifung auch eine jahrliche Anpas-
sung der anerkennbaren Kosten. Falls es zu einer hoheren Produktivitdat kommt und die Kos-
teneffizienz hoher ist, wird dies theoretisch automatisch in den Kosten und damit in den Netz-

entgelten berlicksichtigt (EICom, 2020b, S. 17-19).
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2.4.6 Ergebnis des Vergleiches im Bereich Flexibilitdt des Systems

Fiir den Bereich Flexibilitdt des Systems konnten aufgrund des obigen Kapitels folgende Ge-

meinsamkeiten und Unterschiede in der Regulierungssystematik ermittelt werden.

Tabelle 19: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Flexibilitit des Systems (Regulierungsperiode und

Regulierungskonto)

Kriterium (Regulierungs-

ckungsdifferenz

Deutschland Osterreich Schweiz
periode/-konto)
Dauer der Regulierungspe- 1 Jahr (Kosten-
5 Jahre 5 Jahre
riode Plus-Regulierung)
Regulierungskonto
Regulierungskonto/De-
Ja Ja Ja

- Auflésung des Betrags

Uber drei Jahre

Grundsatzlich ein

Uber drei Jahre

rungskontos

Jahr
- Beriicksichtigung der
Ja Ja Ja
Mengenabweichung
Ja, dauerhaft
- Unterschied von Plan-
nicht beeinfluss- Nein Ja, alle Kosten
und Ist-Kosten
bare Kosten
- Messkostenabweichung Ja Nein Ja
- Kapitalkostenaufschlag- Nein, mittels
Ja Ja
abweichung Aufrollung
- Verzinsung des Regulie-
Ja Nein Ja

Gemeinsamkeiten und Unterschiede

Die Dauer der Regulierungsperiode ist in Deutschland und in Osterreich mit fiinf Jahren gleich,
dagegen dauert diese in der Schweiz aufgrund der Kosten-Plus-Regulierung nur ein Jahr. Wei-
ters gibt es in allen drei Landern ein Regulierungskonto, wenn auch die jeweiligen Auspragun-

gen verschieden sind.
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Lange der Regulierungsperiode

Die Regulierungsperiode ist von groRer Wichtigkeit fiir die Netzbetreiber, diese gibt unter an-
derem an, wieviel die Netzbetreiber in den kommenden Jahren einnehmen dirfen (Erlésober-
grenze). Weiters wird auch am Anfang einer Regulierungsperiode die Beeinflussbarkeit der
Kosten festgelegt. Die Effizienzvorgaben werden fiir die nachsten Jahre fixiert. Zumeist ist
auch die Zeit zur Beseitigung von Ineffizienzen an die Dauer der Regulierungsperiode gekop-
pelt. Auch wird die Systematik der Anreizregulierung vor jeder Regulierungsperiode festgelegt
und fur die Dauer der Periode nicht verdandert. Erst mit der nachsten Regulierungsperiode
kann das Regelwerk und das System gedndert werden (Leprich, Diekmann & Ziesing, 2007, S.
90-95). In Bezug auf die Dauer der Regulierungsperiode liegen Trade-offs zwischen Kostensen-

kungsanreiz und Investitionsverhalten vor.

Die Lange der Regulierungsperiode beeinflusst den Anreiz fiir die Stromnetzbetreiber, Ineffi-
zienzen zu beseitigen. Durch das friihere Beseitigen der Ineffizienzen und eine langere Regu-
lierungsperiode konnen die Netzbetreiber die Effizienzgewinne langer ausnitzen, weil erst bei
der neuen Regulierungsperiode die Ausgangskosten gepriift werden und die Effizienzgewinne
an die Netzkunden abgegeben werden missen. Eine zu lange Regulierungsperiode kann je-
doch dazu fuhren, dass netznotwendige Investitionen verschoben werden, da diese erst bei
der nachsten Regulierungsperiode akzeptiert und verzinst werden. Dadurch kann ein Anreiz
vorhanden sein, dass Investitionen kurz vor die Kostenpriifung einer Regulierungsperiode ver-
schoben werden (Elsenbast & Boche, 2013, S. 315, 322). Eine geringe Dauer der Regulierungs-
periode gibt einen geringen Anreiz, dass ein Netzbetreiber die Kosteneffizienz erhoht. Bei ei-
ner langen Dauer der Regulierungsperiode besteht hingegen der Nachteil, dass die Netzbe-
treiber langer die Effizienzgewinne nutzen und nicht an die Netzkunden weiterreichen. Falls
schon mehrere Regulierungsperioden durchgefiihrt wurden, sind die Kostensenkungspoten-
ziale fur die Netzbetreiber geringer, wodurch eine langere Periode moglich ist. In der Regel
dauert eine Regulierungsperiode fiir Stromnetzbetreiber zwischen drei bis funf Jahre. Insbe-
sondere beim Start der Anreizregulierung wird eine kiirzere Periodendauer gewahlt und erst
spater eine langere Dauer (Grgnli & Haberfellner, 2002, S. 317-318). Eine lange Regulierungs-
periode kann dazu fihren, dass das Kosteneffizienzsteigerungspotential falsch eingeschatzt
wird. Mit steigender Lange der Regulierungsperiode wird die richtige Beurteilung des Poten-

tials schwieriger. Eine kurze Regulierungsperiode fihrt hingegen zu geringeren Anreizen zur
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Verbesserung der Effizienz der Netzbetreiber (E-Control, 2018a, S. 8). Auch Brunekreeft &
Meyer (2016, S. 176-177) zeigen auf, dass kurze Regulierungsperioden einen geringen Anreiz
zur Kostensenkung setzen, da die Effizienzgewinne nicht im Unternehmen bleiben und an die
Endverbraucher weitergegeben werden missen. Langere Regulierungsperioden schieben hin-

gegen Investitionen auf (Brunekreeft & Meyer, 2016, S. 176-177).

Aufgrund dessen werden Deutschland und Osterreich in diesem Punkt mit einem Plus bewer-
tet, die Schweiz wird aufgrund der hohen Flexibilitat und des fehlenden Kosteneffizienzanrei-

zes mit einer Welle beurteilt.

Regulierungskonto
Bei allen drei Landern werden Ausgleichsmechanismen geniitzt, um die Unterschiede zwi-
schen den prognostizierten und den tatsdchlichen Erlésen, Mengen und Kosten auszuglei-

chen.

Durch diesen Mechanismus soll das Marktrisiko flir Stromnetzbetreiber gesenkt und eine ho-
here Investitionstatigkeit ermoglicht werden (Kurth, 2009, S. 688, 690). Zudem werden

Schwankungen in den Netzentgelten fir Netzkunden reduziert.

Bei allen drei Lindern wird ein Regulierungskonto bzw. eine Deckungsdifferenz eingesetzt, um
Mengenabweichungen auszugleichen. Ein Unterschied besteht jedoch darin, dass auch Unter-
schiede zwischen Plan- und Ist-Kosten beim deutschen und schweizerischen System ausgegli-
chenwerden. In Osterreich geschieht dies nicht. Es werden lediglich auRergewdhnliche Kosten
Uber das Regulierungskonto Giber mehrere Jahre verteilt. Generell sieht das 6sterreichische
System nur den Ausgleich zwischen den realen und den tatsachlich genehmigten Einnahmen
vor. In Deutschland und in der Schweiz wird dagegen das Regulierungskonto auch verwendet,
um Abweichungen in den Messkosten oder im Kapitalkostenaufschlag zu bertcksichtigen. In
Osterreich wird im Rahmen der Aufrollung noch die Differenz des Kapitalkostenabgleichs be-
reinigt. Ein weiterer Unterschied besteht darin, dass in der Schweiz und in Deutschland die
Differenzen verzinst werden, in Osterreich jedoch nicht. Dazu wird in der Schweiz der entspre-

chende WACC angewendet, in Deutschland hingegen der geringere Wert der festverzinslichen
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Wertpapiere. Zudem werden in Deutschland und in der Schweiz die Guthaben des Regulie-
rungskontos (iber drei Jahre aufgeldst, in Osterreich erfolgt dies iber ein Jahr und kann bei

auBergewodhnlichen Effekten auch langer dauern.

In Deutschland und der Schweiz werden mittels Regulierungskonto mehrere Abweichungen
gleichzeitig abgefangen, deshalb erfolgt hier die Bewertung mit Plus, Osterreich erhélt in die-
sem Bereich eine Welle. Die Bewertung bei der Lange der Regulierungsperiode und beim Re-

gulierungskonto wird nicht aggregiert.
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Tabelle 20: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Flexibilitét des Systems (Anpassung der Erlés-/Kostenobergrenze
wdhrend der Regulierungsperiode)

Kriterium (Anpassung der
Erl6s-/Kostenobergrenze
wahrend der Regulie-

rungsperiode)

Deutschland

Osterreich

Schweiz

Aufrollung: Bereinigung

Ja, bis auf beein-

von Ist-Kosten/Plankosten Nein Nicht notwendig
flussbare Kosten

Unterschieden

Anpassung der Erlésober-

grenze wahrend der Regu- Ja Ja Ja

lierungsperiode

Anpassung an Inflation

Ja, Verbraucher-

preisgesamtindex

Eigener Netzbe-

treiberpreisindex

Ja durch Systema-

tik automatisch

Produktivitatsfaktor Ja Ja Nicht direkt
Betriebskosten/Erweiterungsfaktor
Betriebskosten/Erweite- Bis 2. Regulie-
Ja Nicht notwendig

rungsfaktor rungsperiode
-Flache Nicht mehr Nein Nicht notwendig
-Summe der Netzan-

Nicht mehr Ja Nicht notwendig

schlisse

-Jahreshochstlast Nicht mehr Nein Nicht notwendig
-Systemlange Nicht mehr Ja Nicht notwendig
-Beriicksichtigung von

Nicht mehr Ja Nicht notwendig

Smart Metern

Gemeinsamkeiten und Unterschiede

In diesem Punkt gibt es einige Unterschiede. Osterreich ist unter den untersuchten Lindern
das einzige Land, das mit einer Aufrollung die Differenzen der prognostizierten und der tat-
sachlichen Werte im Jahresabschluss ausgleicht. Bei den anderen beiden Landern wird dies
Uber das Regulierungskonto bereinigt. Grundsatzlich ist es moglich, dass in allen drei Landern

eine Anpassung der Erldsobergrenze erfolgt, insbesondere in der Schweiz werden samtliche
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betriebsnotwendigen Kosten automatisch anerkannt. Eine Anpassung an die Inflation erfolgt
bei allen drei Ldndern, der Produktivititsfaktor wird nur in Deutschland und Osterreich be-

riicksichtigt. Zudem gibt es nur in Osterreich einen Betriebskostenfaktor.

Aufrollung

Die Aufrollung erhoht die Flexibilitdt des Systems, in der Schweiz ist aufgrund der jahrlichen
Kostenanerkennung dieser Mechanismus nicht notwendig. Die Zeitverzugsproblematik wurde
dazu im Kapitel 2.2.12 (Ergebnis des Vergleiches im Bereich Ausgestaltung des Systems) be-

handelt und wird hier nicht nochmals beriicksichtigt.

Inflation

Durch die Berlicksichtigung der Inflation und des Produktivitatsfaktors wird die Entwicklung
der Branchenproduktivitat berechnet, und die Produktivitatszugewinne sollen an die Netzkun-
den weitergegeben werden. Durch die Verwendung eines Produktivitatsfaktors werden An-

reize flir Kosteneffizienz verstarkt (Schmitt & Stronzik, 2015, S. 40-41).

Da in allen drei Landern die Inflation beriicksichtigt wird, in Deutschland mittels des allgemei-
nen Verbraucherpreisgesamtindexes, in Osterreich mittels eines eigenen Preisindexes fiir
Netzbetreiber und in der Schweiz, indem automatisch die exakten Kosten beriicksichtigt wer-

den, werden alle drei Linder mit Plus bewertet.

Produktivitatsfaktor
Der Produktivitatsfaktor findet nur beim deutschen und 6sterreichischen System Bertiicksich-
tigung. Deshalb erfolgt die Bewertung fiir Deutschland und Osterreich mit Plus, fiir die Schweiz

erfolgt diese aufgrund des fehlenden Effizienzanreizes mit Minus.

Betriebskostenfaktor

Nur in Osterreich wird ein Betriebskostenfaktor angewendet, um Anderungen in der Versor-
gungsaufgabe in der Obergrenze abzubilden. Dieser Faktor wird auf Anderungen in den Netz-
anschlissen, in der Netzsystemlange und beim Smart-Meter angewandt. Wahrend der 2. Re-

gulierungsperiode wurde in Deutschland ebenfalls so ein Faktor angewendet. In der Schweiz
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ist dies nicht notwendig, da samtliche betriebsnotwendigen Kosten anerkannt werden. Dieser

Umstand wurde bereits im Bereich der Ausgestaltung des Systems berlicksichtigt.

Gesamtbewertung im Punkt Anpassung der Erl6s-/Kostenobergrenze wihrend der Regulie-

rungsperiode

Fiir diesen Punkt ergibt sich insgesamt eine Bewertung von Plus fiir Deutschland, Plus fiir Os-

terreich und Welle fiir die Schweiz.

Gesamtiibersicht iiber die Bewertung im Bereich Flexibilitdat des Systems

Tabelle 21: Bewertung im Bereich Flexibilitét des Systems

der Regulierungsperiode

Kriterium Deutschland Osterreich Schweiz
Dauer der

+ + ~
Regulierungsperiode
Regulierungskonto + ~ +
Anpassung der Erl6s-/
Kostenobergrenze wahrend + + ~
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2.5 Investitionsfreundlichkeit des Systems

In diesem Kapitel wird die Investitionsfreundlichkeit der Regulierungssysteme von Deutsch-
land, Osterreich und der Schweiz verglichen. Dabei wird auf den Kapitalkostenabgleich, die
kalkulatorische Abschreibung, die betriebsgewdhnliche Nutzungsdauer, die Hohe und Berech-
nung der Eigenkapitalverzinsung/WACC sowie auf die Behandlung von Kosten fiir Forschung

und Entwicklung (F&E) eingegangen.

2.5.1 Kapitalkostenabgleich

In Deutschland kénnen die Kapitalkosten durch den Kapitalkostenabgleich jedes Jahr entspre-
chend gedndert werden. Dadurch stehen diese nicht mehr als Budget zur Verfligung. Der Ka-
pitalkostenabgleich besteht aus einem Kapitalkostenabzug und einem Kapitalkostenauf-
schlag. Der Kapitalkostenabzug verringert die Kapitalkosten eines Netzbetreibers, die im Ba-
sisjahr bei der Kostenprifung festgestellt wurden. Dies ist notwendig, um den bedingt durch
Abschreibungen standig abfallenden Vermoégenswert abzubilden. Der Kapitalkostenabzug, der
die Erlosobergrenze schmalert, wird am Anfang einer Regulierungsperiode durch die Bundes-
netzagentur berechnet und vergroBert sich im Verlauf der Regulierungsperiode. Der Kapi-
talkostenaufschlag dagegen soll neue Vermoégenswerte (Investitionen) in der Erlésobergrenze
abbilden und diese erhéhen. Dadurch sollen Investitionen auch rascher amortisiert werden
(Bundesnetzagentur, o.l.i). Dies soll jegliche Zeitverzogerungen bei der finanziellen Anerken-
nung von Investitionen verhindern. Falls sich die Ist- und Plankosten der Kapitalkosten unter-
scheiden, wird der Unterschied tber das Regulierungskonto verrechnet (Bundesnetzagentur,
2017c). Der Kapitalkostenaufschlag wird dann gewahrt, wenn dem Netzbetreiber nach dem
Kostenprifungsjahr Kapitalkosten flir neue Investitionen in betriebsnotwendiges Anlagever-
mogen anfallen. Fir die Berechnung der Kapitalkosten gibt es einheitliche Regeln. Der Kapi-
talkostenaufschlag besteht aus der jeweiligen kalkulatorischen Abschreibung, den kalkulato-
rischen Zinsen und der kalkulatorischen Steuer. Diese werden auf Basis der urspriinglichen
AHK berechnet. Die kalkulatorische Verzinsung wird auf Grundlage des Restbuchwerts des An-
lagevermogens berechnet. Von diesem kalkulatorischen Restwert wird der Restwert der ent-
gegengenommenen Investitionszuschisse (z.B. Baukostenzuschiisse) abgezogen. Die kalkula-
torischen Zinsen ergeben sich, indem dieser Wert mit dem Zinssatz multipliziert wird. Der Zins-
satz besteht zu 40 % aus dem Eigenkapitalzinssatz (aktuell 6,91 %) und zu 60 % aus dem Fremd-

kapitalzinssatz (aktuell 2,72 %). Insgesamt entspricht der Zinssatz daher 4,396 %
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(Bundesnetzagentur, 2020f, S. 3, 5, 9-11). Beim Kapitalkostenabzug werden statt des kalkula-
torischen Zinssatzes die kalkulatorische Eigenkapitalverzinsung und der konkrete Fremdkapi-
talaufwand herangezogen (§6 Abs. 3 ARegV). In Deutschland gibt es eine eigene Gewerbe-
steuer, die von Gemeinde zu Gemeinde unterschiedlich sein kann (§2, §16 GewStG). Diese
wird durch die kalkulatorische Gewerbesteuer beim Kapitalkostenabgleich mitberiicksichtigt.
Da es sich dabei um eine steuerrechtliche Thematik handelt, wird diese nicht ndher betrach-

tet.

Auch in Osterreich erfolgt ein Kapitalkostenabgleich. Dadurch werden die Kapitalkosten nicht
mehr als generelles Kostenbudget bereitgestellt und umfassen neben der Abschreibung auch
die Zinskosten. Hierbei wird der Restbuchwert zum Kostenprifungsjahr als Verzinsungsbasis
gewahlt. Da die effizienzabhangige Verzinsung des Restbuchwertes von dem erzielten Effizi-
enzwert des Unternehmens abhédngt (siehe Kapitel 2.2.62.2.6 Belohnung bei besonders hoher
Effizienz — Supereffizienz), stellt sich die Frage wie mit Investitionen nach dem Basisjahr um-
gegangen wird, weil der Effizienzvergleich nur vor einer neuen Regulierungsperiode erfolgt
und nur die bis dahin getatigten Investitionen mitberiicksichtigt werden. Deshalb wird fiir
diese neuen Investitionen nach dem Basisjahr eine vereinheitlichte Verzinsung (WACC) ge-
wahrt, diese betragt fir die aktuelle Regulierungsperiode fiir die Jahre 2017-2018 4,88 %, fiir
alle Investitionen ab 2019 betragt der WACC 5,20 %. Diese 5,20 % beruhen einerseits auf der
Annahme, dass neue Investitionen durchschnittlich effizient sind, und andererseits auf einem
Aufschlag, der Investitionen beglinstigen soll. Dieser wird bis zum nachsten Effizienzvergleich
gewahrt, bis die neuen Investitionen ebenfalls beim Effizienzvergleich mitberilicksichtigt wer-
den. Flr den Kapitalkostenabgleich werden die Buchwerte aus dem zuletzt abgeschlossenen
Geschaftsjahr herangezogen. Durch den sinkenden Buchwert aufgrund von buchhalterischen
Abschreibungen sinken auch der Restbuchwert und damit der Wert fiir den Kapitalkostenab-
gleich im Zeitverlauf ab. Da die buchhalterischen Werte herangezogen werden, ergibt sich ein
Zeitverzug zwischen den Kosten und deren Abdeckung im Rahmen der Netzentgelte, dies wird
mittels Aufrollung bereinigt (siehe Kapitel 2.4.3 Anpassung der Erl6sobergrenze wahrend der

Regulierungsperiode) (E-Control, 20183, S. 4, 12-13, 64-65).
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Formel 9: Formel zur Berechnung des Kapitalkostenabgleichs im Jahr 2019 nach E-Control (2018a, S. 13)

Kapitalkostenabgleichygi9 = AfAzg17 + RABGO i gen bis 2016 * WAC Cryy

+RABZY * 4,88 %

ermoégen ab 2017

Formel 10: Formel zur Berechnung des Kapitalkostenabgleichs im Jahr 2020 nach E-Control (2018a, S. 13)

Kapitalkostenabgleich;g,,

= AfAzo10 + RABJ 05 gen bis 2016 * WAC Cryy

+ RABlggifnégen ab 2017 * 4388 %
+ RABZ01° * 5,20 %

Vermogen ab 2019

Tabelle 22: Parameter zur Berechnung des Kapitalkostenabgleiches nach E-Control (2018a, S. 13)

Variable Beschreibung der Variable

Kapitalkostenabgleich Kapitalkostenabgleich im jeweiligen Jahr

AfAsp19 Buchhalterische Abschreibung im jeweiligen Jahr
RAB Regulatorisches Anlagevermogen
WACCgysf Effizienzabhdngiger Kapitalkostensatz

In der Schweiz werden aufgrund der jahrlichen Kostenpriifungen Investitionen anerkannt, falls
diese flir das Stromnetz betriebsnotwendig sind. (Art. 11 Abs. 1, Art. 15 Abs. 1 StromVG). Die
Kapitalkosten werden gesondert beriicksichtigt (Art. 13 StromVV). Zudem werden die kalku-
latorische Abschreibung sowie die kalkulatorische Verzinsung als Bestandteile der Kapitalkos-

ten angerechnet (Art. 15 Abs. 3 StomVG).

2.5.2 Kalkulatorische Abschreibung

Im Rahmen der Netzkostenermittlung werden in Deutschland kalkulatorische Abschreibungen
fir das Anlagevermogen der Netzbetreiber beim Kapitalkostenabgleich (siehe Kapitel 2.5.1
Kapitalkostenabgleich) bertcksichtigten. Diese kalkulatorischen Abschreibungen ersetzen die
buchhalterischen Abschreibungen. Es wird dabei zwischen neuen und alten Anlagen differen-
ziert. Vermogenswerte, die vor dem Jahresbeginn 2006 in die Bilanz aufgenommen wurden,

gelten als Altanlagen. Anlagen, die ab Jahresbeginn 2006 aufgenommen wurden, gelten hin-
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gegen als Neuanlagen. Zur Berechnung der kalkulatorischen Abschreibung werden ein Eigen-
kapitalanteil von maximal 40 % und ein Fremdkapitalanteil von maximal 60 % festgelegt. Zur
Berechnung des Eigenkapitalanteils wird das Eigenkapital herangezogen und durch den kalku-
latorischen Restwert der Vermogenswerte dividiert, dabei werden nur betriebsnotwendige
Werte berlicksichtigt. Weiters wird zwischen eigen- und fremdfinanziertem Anteil der Altan-
lagen unterschieden. Grundsatzlich wird der jeweilige Anteil durch Aufsummierung der Ab-
schreibungsbetrage und anschlieBender Multiplikation mit dem jeweiligen Eigen- und Fremd-
kapitalanteil berechnet. Jedoch wird zur Berechnung der Abschreibungen beim eigenfinan-
zierten Anteil der Tagesneuwert herangezogen, beim fremdfinanzierten Anteil werden hinge-
gen die historischen AHK als Basis genommen. Die Ermittlung des Tagesneuwertes wird mit-
tels der Anwendung von Preisindexreihen auf die historischen AHK durchgefiihrt. Bei Neuan-
lagen wird mittels historischer AHK die lineare Abschreibung berechnet. Die kalkulatorische
Abschreibung wird jedes Jahr flir samtliche Anlagegiiter berechnet. Zudem wird die Abschrei-

bungsdauer der Anlagegiter vorgegeben (§10a Abs. 1 ARegV, §6 StromNEV).

In Osterreich wird dagegen keine kalkulatorische Abschreibung angesetzt, stattdessen werden
bilanzielle Werte verwendet. Die Abschreibung wird im Rahmen des Kapitalkostenabgleiches
in der Berechnung der Netzentgeltkostenbasis des Netzbetreibers beriicksichtigt (E-Control,
2018a, S. 9, 11-12). Als Basis werden die historischen AHK verwendet (§59 Abs. 1 EIWOG).
Ebenfalls gibt es gesetzliche Vorgaben in Bezug auf die betriebsgewdhnliche Nutzungsdauer
fir Anlagevermogen, teilweise mit einem kleinen Spielraum fiir die Netzbetreiber (EStR 2000

Rz 3115b).

In der Schweiz werden kalkulatorische Abschreibungen als Bestandteil der Kapitalkosten be-
ricksichtigt. Diese werden von der Regulierungsbehorde anerkannt. Dabei werden als Basis
die anfanglichen AHK verwendet (Art. 15 Abs. 1-3 StomVG). Weiters wird den Stromnetzbe-
treibern eine lineare Abschreibungsmethodik vorgegeben. Zudem werden lediglich die Errich-
tungskosten von Anlagen als AHK angerechnet. Falls die AHK von existierenden Anlagen nicht
ermittelt werden kénnen, wird der Wiederbeschaffungswert angesetzt und mittels der Preis-
indexe auf AHK hochgerechnet und mit 20 % beabschlagt (Art. 13 StomVV). Es erfolgt eine
Trennung zwischen buchhalterischen und kalkulatorischen Werten. So werden z.B. auRerplan-

maRige Zu- oder Abschreibungen aus der Buchhaltung nicht in die kalkulatorischen Kosten
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Ubernommen. Die Abschreibung hat ab der Inbetriebnahme der Anlage zu erfolgen. Die Nut-
zungsdauer ist branchenweit festgelegt und orientiert sich an den technischen, betriebswirt-
schaftlichen und juristischen Faktoren (Verband Schweizerischer Elektrizitatsunternehmen,
20214, S. 3, 10-15). Falls die Abschreibung nicht mit Inbetriebnahme der Anlage erfolgt, son-
dern erst verzogert, wird dadurch der Restwert des Investitionsvermogens illegitim erhoht
und Uberhohte kalkulatorische Zinsen von den Netzbetreibern angesetzt (EICom, 2020b, S.

18).

2.5.3 Betriebsgewdhnliche Nutzungsdauer

In Deutschland sind die betriebsgewdhnlichen Nutzungsdauern von Anlagevermogen gesetz-
lich und mittels Absetzung fir Abnutzung (AfA)-Tabellen vorgeschrieben. Diese haben teil-
weise einen Spielraum von zwei bis 20 Jahren (Bundesministerium der Finanzen, o.J.; Anlage

1 zu §6 Abs. 5 Satz 1 StromNEV).

In Osterreich gibt es ebenfalls gesetzliche Regelungen in Bezug auf die Nutzungsdauer. Speziell
flir Unternehmen im energiewirtschaftlichen Bereich gibt es fiir einige Anlagevermogenkate-
gorien spezifische Vorgaben zur Nutzungsdauer. Falls Anlagevermégen durch die spezifischen
Vorgaben nicht abgedeckt sind, kann unter Umstanden auch die deutsche AfA-Tabelle zur
Festlegung der Nutzungsdauer verwendet werden. Die Nutzungsdauern haben dabei einen

geringen bis kaum vorhandenen Spielraum (EStR 2000 Rz 3115, Anhang | zu Rz 3115b).

In der Schweiz gibt es ebenso verbindliche Richtlinien flir die Abschreibungsdauer. Die Ab-
schreibungsdauern sind fiir verschiedene Kategorien vorgegeben und umfassen groRteils eine
Toleranzzeitspanne von funf Jahren (Verband Schweizerischer Elektrizitatsunternehmen,

20213, S. 15-16).

Fiir den Vergleich werden Nutzungsdauern von fir Netzbetreiber spezifischem Anlagevermo-

gen betrachtet.
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Tabelle 23: Betriebsgewdbhnliche Nutzungsdauern von spezifischem Anlagevermégen von Verteilnetzbetreibern in
den jeweiligen Ldndern nach EStR 2000 (Rz 3115, Anhang | zu Rz 3115b); StromNEV (Anlage 1 zu
§6 Abs. 5 Satz 1); Verband Schweizerischer Elektrizitétsunternehmen (2021a, S. 15-16)

Betriebsgewoéhnliche Nutzungsdauer

Kategorie _
Deutschland | Osterreich | Schweiz

Freileitung 110-380 kV 40-50 33 55-60
Freileitung 1-30 kV 30-40 20-25 35-40
Freileitung 400 V-1 kV 30-40 20 20-25
Kabel 50-220 kV 40-50 33 35-40
Kabel 1-36 kV 40-45 25 35-40
Kabel 400 V-1 kV 40-45 20 35-40
Betriebsgebaude 50-60 40 30-50
Allgemeine Stationseinrichtungen, Hilfsanlagen

(Schutz-, Messeinrichtungen, Fernmess- und Auto- 25-30 10-20 10-15
matikanlagen sowie Rundsteueranlagen)

Ortsnetzstationen 30-40 20 30-35
Stationsgebaude 30-50 40 30-50
Transformatoren 30-35 20 30-35
Zahler, Messeinrichtungen 20-25 10-15 20-25
Moderne Messeinrichtungen 13-18 13 10-15
Smart-Meter-Gateway 8-13 10 10-15
Schalteinrichtungen 30-35 20-25 25-35

Wie sich zeigt, gibt es groRe Unterschiede in den betriebsgewohnlichen Nutzungsdauern. So

sind diese in Deutschland tendenziell langer als in den anderen beiden Landern. Auch gibt es

in Deutschland und der Schweiz einen groReren Spielraum bei den Nutzungsdauern. Oster-

reich hat dagegen tendenziell kiirzere Abschreibedauern.

Eine Begrindung dafiir kann darin liegen, dass in Deutschland und in der Schweiz kalkulatori-

sche Werte herangezogen werden und in Osterreich die bilanziellen. So sind die steuerlichen

Abschreibungslangen in Deutschland groBteils kiirzer als die vorgesehenen kalkulatorischen

Nutzungsdauern (Bundesnetzagentur, 2012, S. 35-36).
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2.5.4 Abschreibungsmethode

In Deutschland erfolgt die Berechnung der kalkulatorischen Abschreibung mittels linearer Ab-
schreibung. Weiters gibt es keine halbjahrliche Abschreibung, zudem ist nicht die Inbetrieb-
nahme, sondern das Zugangsdatum der Anlage von Bedeutung. Dieses wird unabhangig vom
Zeitpunkt immer auf den 01.01. des jeweiligen Jahres festgelegt, womit auch die kalkulatori-

sche Abschreibung beginnt (§6 StromNEV).

In Osterreich werden die buchhalterischen Abschreibungen des jeweiligen vorletzten Ge-
schéftsjahres direkt im Kapitalkostenabgleich beriicksichtigt. (E-Control, 2018a, S. 13). Die Ab-
schreibung erfolgt grundsatzlich linear (EStR 2000 Rz 3109). Sollte die Inbetriebnahme einer
Anlage erst nach dem 01.07. eines Kalenderjahres erfolgen, kann nur eine Halbjahres-Ab-

schreibung angesetzt werden (EStR 2000 Rz 3129).

In der Schweiz ist fiir die Netzbetreiber eine lineare Abschreibungsmethodik vorgeschrieben.
Die Abschreibung startet mit Inbetriebnahme der Anlage. Weiters wird auch zwischen kalku-
latorischer und bilanzieller Abschreibung unterschieden. Eine halbjahrliche Abschreibung ist
nicht direkt vorgesehen (Verband Schweizerischer Elektrizitdtsunternehmen, 20213, S. 12, 14,
17). Es gibt keine genaue gesetzliche Regelung beziiglich dem Aktivierungszeitpunkt von An-
lagen, die EICom verwendet daher das Datum der technischen Inbetriebnahme, ab diesem hat

die kalkulatorische Abschreibung zu erfolgen (EICom, 2020e, S. 4-6).

2.5.5 Hohe und Berechnung Eigenkapitalverzinsung/WACC

In Deutschland werden den Netzbetreibern die Eigenkapitalkosten, immer bezogen auf das
betriebsnotwendige Vermogen, im Rahmen von kalkulatorischen Eigenkapitalzinsen vergiitet.
Dieses betriebsnotwendige Vermoégen ergibt sich durch Aufsummierung der Restwerte des
Sach- und Umlaufvermégens sowie des Finanzanlagevermogens. Das Sachvermdégen besteht
einerseits aus den Restwerten der Neuanlagen, die anhand der urspriinglichen AHK bewertet
werden, und andererseits aus den Restwerten der Altanlagen. Bei den Restwerten der Altan-
lagen wird einmal das Produkt aus dem Fremdkapitalanteil und den zu AHK bewerten Rest-
werten plus dem Produkt aus dem Eigenkapitalanteil und den zu Tagesneuwerten bewerteten
Restwerten berechnet. Abschlieend wird das Fremdkapital und das nicht verzinste Kapital
abgezogen (z.B. Ruckstellungen, Netzkundenanzahlungen, Baukostenzuschiisse) (§7 Abs. 1-2
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StromNEV). Zur Bestimmung der Eigenkapitalverzinsung verwendet die Bundesnetzagentur
das Capital Asset Pricing Model. Es wurde fiir die aktuelle Regulierungsperiode ein Eigenkapi-
talzinssatz von 6,91 % vor Steuern und 5,64 % nach Steuern fir Neuanlagen festgelegt. Zur
Berechnung dieser Verzinsung wurde ein risikoloser Zinssatz von 2,49 % auf Basis der Umlauf-
rendite von festverzinsten Wertpapieren herangezogen und ein Wagniszuschlag von 3,15 %
aufgeschlagen, die Marktrisikopramie liegt bei 3,8 %, der Betafaktor bei 0,83. Der Steuerfaktor
betragt 1,225. Flir Altanlagen, das heiRt Anlagevermogen, welches vor dem Jahresbeginn 2006
in die Bilanz aufgenommen wurde, gilt dagegen ein um die Teuerungsrate reduzierter Zinssatz
von 5,12 % vor Steuern bzw. 4,18 % nach Steuern. Die Eigenkapitalverzinsung hat sich somit
im Vergleich zur letzten Regulierungsperiode reduziert, hier betrug die Eigenkapitalverzinsung
vor Steuern fur Neuanlagen 9,05 % und fir Altanlagen 7,14 %. Diese kalkulatorische Eigenka-
pitalverzinsung ist nur dann fir den Stromverteilnetzbetreibern moglich, wenn im Effizienz-
vergleich eine Effizienz von 100 % erreicht wurde und wenn die Gesamtkosten des Netzbe-
treibers maximal der individuellen Erlésobergrenze gleichen. Unbeachtet davon bleibt der Ka-
pitalkostenaufschlag. Zinsen fiir Fremdkapital werden neutral angerechnet, wenn die Verzin-
sung angemessen ist. Falls der Eigenkapitalanteil die 40-%-Marke (ibersteigt, wird der Gber-
steigende Anteil lediglich mit einem marktdhnlichen Fremdkapitalzinssatz vergitet.

(Bundesnetzagentur, 2016, S. 3-9, 27, 30; Bundesnetzagentur, 2017b).

In Osterreich wird der Kapitalkostensatz mittels des WACC-Verfahrens berechnet. Durch das
Festlegen eines idealen WACC soll einerseits kein zu starker Investitionsanreiz, der zur Uber-
investition fuhrt, und andererseits kein zu geringer Anreiz, der Investitionen unattraktiv
macht, gesetzt werden. In der dritten Regulierungsperiode betrug der WACC vor Steuern
6,42 % pro Jahr, in der vierten und aktuellen Regulierungsperiode liegt dieser bei 4,88 % vor
Steuern jahrlich, falls der geforderten Kapitalstruktur nachgekommen wird (E-Control, 2018a,
S. 51-52). Der risikolose Zinssatz wird mit 1,87 % angenommen und der Risikozuschlag fur das
Fremdkapital betragt 0,83 %, daher betragt der Fremdkapitalkostensatz 2,7 %. Die Marktrisi-
kopramie liegt bei 5 %, das unverschuldete Beta wird auf 0,4 festgelegt und das verschuldete
Beta liegt somit bei 0,85. Der Steuersatz betragt 25 %. Dadurch ergibt sich bei einem Eigenka-
pitalanteil von 40 % und einem Fremdkapitalanteil von 60 % eine Eigenkapitalverzinsung von
8,16 % vor Steuern sowie 6,12 % nach Steuern. Fir neue Investitionen wird ein Zuschlag auf

den mit Eigenkapital finanzierten Anteil in Hohe von 0,8 % gewadhrt, dadurch erhéht sich der
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WACC um 0,32 % und betragt fir Neuinvestitionen wahrend der vierten Regulierungsperiode
5,20 %, und die Eigenkapitalverzinsung fiir solche Anlagen liegt damit bei 8,96 % vor Steuern.
Der WACC in der Héhe von 4,88 % pro Jahr wird einem Verteilnetzbetreiber zugestanden, der
beim Effizienzvergleich durchschnittlich abgeschnitten hat. Falls der Effizienzwert des Unter-
nehmens (iber- oder unterdurchschnittlich ist, wird auch der WACC entsprechend angepasst
(siehe auch Kapitel 2.2.6 Belohnung bei besonders hoher Effizienz — Supereffizienz) (E-Control,
2018a, S. 11-12, 51-52). Die Verzinsungsbasis besteht aus dem Sachanlage- und immateriellen
Vermogen. Dabei werden die bilanziellen Werte verwendet. Davon werden die erhaltenen
Netzbereitstellungs- und Netzzutrittsentgelte abgezogen (§60 Abs. 4 EIWOG 2010). Es wird

nur das betriebsnotwendige Vermoégen verzinst (E-Control, 20183, S. 11).

In der Schweiz wird der Kapitalkostensatz WACC jedes Jahr durch die Kalkulation vom Bundes-
amt fir Energie und Beratung durch die EICom neu bestimmt. Fiir 2021 liegt der WACC bei
3,83 % (Bundesamt fiir Energie, 2020). Auch in der Schweiz besteht die Ansicht, dass ein zu
geringer WACC die Investitionen in das Stromverteilnetz verringert und damit die Versor-
gungsqualitdt bedroht. Der WACC wird auf das kalkulatorische Kapital und auf das Netto-Um-
laufvermogen eingesetzt. Die so ermittelten kalkulatorischen Zinsen werden in den Netzent-
gelten des Netzbetreibers berlicksichtigt. Der Fremdkapitalanteil betragt bei der Berechnung
des WACC 60 %, und der Eigenkapitalanteil 40 %. Der Unternehmenssteuersatz liegt bei 18 %.
Der risikolose Zinssatz liegt bei 2,5 %. Fir die Marktrisikopramie ergibt sich ein Wert von 5 %
(Bundesamt fiir Energie, 2019, S. 1-3). Fir die Bestimmung der einzelnen Komponenten des
WACCs gibt es gesetzlich vorgeschriebene Mindestwerte/Maximalwerte (Anhang 1 zu Art. 13
Abs. 3bis StromVV). Der Eigenkapitalkostensatz betragt daher fiir 2020 6,96 % vor Steuern.
Der risikolose Zinssatz fiir Fremdkapitalgeber wird mit 0,5 % festgelegt. Dazu wird noch ein
Risikozuschlag aufgeschlagen, welcher fir das Jahr 2020 bei 1,25 % liegt. Somit ergibt sich ein
Fremdkapitalkostensatz von 1,75 %. Der WACC liegt daher bei 3,83 % und lag auch im vorhe-

rigen Jahr bei diesem Wert (Bundesamt fiir Energie, 2019, S. 3).
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2.5.6 Eigenkapital- und Fremdkapitalanteil fir kalkulatorische Kapitalkosten

In Deutschland wird zur Bestimmung der Kapitalkosten eine Eigenkapitalquote von

40 % und eine Fremdkapitalquote von 60 % festgelegt (Bundesnetzagentur, 2017b).

In Osterreich wird von einem Anteil an Eigenkapital von 40 % und einem Anteil an Fremdkapi-

tal von 60 % am Gesamtkapital ausgegangen (E-Control, 20183, S. 52).

In der Schweiz werden zur Berechnung des kalkulatorischen Kapitalkostensatzes ein Eigenka-
pitalanteil von 40 % und ein Fremdkapitalanteil von 60 % vorgegeben (Anhang 1 zu Art. 13
Abs. 3bis StromVV).

2.5.7 Forschungs- und Entwicklungskosten

Die F&E-Kosten von Stromnetzbetreibern gelten in Deutschland teilweise als nicht beeinfluss-
bare Kosten und unterliegen daher nicht den Zielvorgaben des Anreizsystems. Das umfasst
F&E-Kosten, die wegen der nationalen Energieforschungsforderung durchgefihrt und geneh-
migt wurden. Falls diese Kosten zuvor in der Erlésobergrenze beachtet wurden, konnen diese
nicht nochmals geltend gemacht werden. Die Anrechenbarkeit der Forschungskosten ist auf
50 % der Differenz zwischen Forschungsgesamtkosten und der Forschungsforderung begrenzt.
Jedes Jahr kénnen Forschungskosten in der Erlésobergrenze bericksichtigt werden. Nach der
Beendigung des Forschungsprojektes erfolgt eine Verwendungsprifung (§11 Abs. 2 Ziffer 12a,
§25a ARegV).

In Osterreich erfolgte noch bis zur aktuellen Regulierungsperiode ein Abzug von gewonnenen
Fordermitteln. Mit der aktuellen Regulierungsperiode wurde diese Regelung aufgehoben, und
von Netzbetreibern eingenommene Fordermittel fiir Forschung werden nicht kostenreduzie-
rend abgezogen. Dadurch soll weiterhin ein Anreiz bestehen, dass Netzbetreiber fir Forder-
gelder flr Forschungsvorhaben ansuchen (E-Control, 20183, S. 67). Weiters gibt es keine spe-
ziellen Regelungen in Bezug auf F&E Kosten, diese werden im Rahmen der reguldren Instru-

mente berlcksichtigt (E-Control, 20134, S. 93, 105).
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In der Schweiz kdnnen F&E Kosten von Verteilnetzbetreibern von der Regulierungsbehérde
anerkannt werden, wenn diese die Netzsicherheit oder die Netzeffizienz steigern. Diese For-
schungskosten werden maximal in der Héhe von einem Prozent der gesamten Betriebs- und
Kapitalkosten oder zu maximal 500.000 Franken pro Jahr anerkannt. Zudem gibt es eine um-

fangreiche Dokumentationspflicht fiir etwaige F&E Projekte (Art. 13b StromVV).
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2.5.8 Ergebnis des Vergleiches im Bereich Investitionsfreundlichkeit des Systems

Fir den Bereich Investitionsfreundlichkeit des Systems konnten folgende Gemeinsamkeiten

und Unterschiede in der Regulierungssystematik ermittelt werden.

Tabelle 24: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Investition (Kapitalkostenabgleich)

Kriterium (Kapitalkosten- .
Deutschland Osterreich Schweiz
abgleich)
Kapitalkostenabgleich Ja Ja Nicht direkt
- Kalkulatorische Nein,
Ja Ja
Abschreibung buchhalterische
- Kalkulatorischen Zinsen
Ja Ja Ja
- Kalkulatorischer Zinssatz 5,20 % (inkl.
4,396 % 3,83 %
fiir Neuanlagen* Mark-up)
- Basis sind die AHK Ja Ja Ja
- Basis der Verzinsung sind
Restwerte flir den Ja Ja Ja
Kapitalkostenabgleich

*Fiir Neuanlagen, die nach dem Basisjahr angeschafft wurden.

Gemeinsamkeiten und Unterschiede

Der Kapitalkostenabgleich bzw. die Beriicksichtigung von Kapitalkosten sind in den drei Lan-
dern sehr dhnlich. In allen drei Landern werden Investitionen entweder im Rahmen des Kapi-
talkostenabgleichs oder direkt abgegolten. In der Schweiz erfolgt dies aufgrund des Systems
automatisch. Auch werden in allen drei Landern sinkende Kapitalkosten aufgrund von Ab-
schreibungen mitberticksichtigt. Hier werden in Deutschland statt der kalkulatorischen Ver-
zinsung die kalkulatorische Eigenkapitalverzinsung und der reale Fremdkapitalzinsaufwand
herangezogen. In allen drei Landern werden die AHK als Basis genommen und Restwerte fir
die Berechnung der kalkulatorischen Zinsen verwendet und die Restwerte zur Berechnung des

Kapitalkostenabgleichs bzw. der Kapitalkosten herangezogen.

113



Kapitalkostenabgleich

Beim Kapitalkostenabgleich besteht die Gefahr, dass Investitionen, die niedrigere Kapitalkos-
ten und dafiir hohere Betriebskosten haben, aber dennoch insgesamt kostensparend sind,
nicht durch das Regulierungssystem gefordert werden. Dadurch, dass die Betriebskosten erst
im Rahmen des nachsten Effizienzvergleiches Beriicksichtigung finden, verschiebt sich die
Zeitverzugsproblematik von den Kapital- hin zu den Betriebskosten. Betriebskostenintensi-
vere Losungen werden so tendenziell vor das Kostenprifungsjahr verschoben (Elsenbast,
Perner & Rodgarkia-Dara, 2017, S. 69-70). Der Kapitalkostenaufschlag wird jahrlich auch mit-
tels Planwerten fiir neue Anlagen berechnet, dadurch wird der Zeitverzug zwischen Investition
und deren Abbildung in der Erlésobergrenze fiir Kapitalkosten beseitigt, aber nicht fiir Be-
triebskosten (Bundesnetzagentur, 2017c). In Osterreich wird dazu der Betriebskostenfaktor
zumindest fiir Netzerweiterungen angewendet (siehe Kapitel 2.4.3 Anpassung der Erldsober-
grenze wihrend der Regulierungsperiode). Da in Osterreich buchhalterische Werte fiir die Be-
rechnung des Kapitalkostenabgleiches verwendet werden, ergibt sich hier ebenfalls ein Zeit-
verzug. Es werden die Werte aus dem zuletzt abgeschlossenen Geschaftsjahr verwendet, die-
ses liegt in der Regel zwei Jahre zuriick und bedeutet, dass z.B. der Kapitalkostenabgleich fiir
2019 auf den buchhalterischen Werten von 2017 basiert (E-Control, 2018a, S. 13). Dies wird

durch die Aufrollung erst nachtraglich bereinigt.

Da der Kapitalkostenabgleich in Deutschland das Zeitverzugsproblem zumindest fiir Kapital-
kosten, aber nicht fiir Betriebskosten I8st und in Osterreich ebenfalls ein Zeitverzugsproblem
aufgrund der Verwendung von bilanziellen Werten besteht, werden die beiden Lander mit
Welle beurteilt. In der Schweiz existiert diese Problematik nicht. Sie wird daher in diesem

Punkt mit Plus bewertet.

Kalkulatorische Zinsen

Kalkulatorische Zinsen werden in allen drei Landern beriicksichtigt. Der kalkulatorische Zins-
satz schwankt hier von Land zu Land, Osterreich gewéhrt hier den hdchsten Zinssatz fiir Neu-
investitionen, dieser gilt wahrend der Regulierungsperiode bis zum nachsten Effizienzver-

gleich. Die Bewertung der Hohe des Zinssatzes erfolgt im Punkt Eigenkapitalverzinsung/WACC.
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Gesamtbewertung im Punkt Kapitalkostenabgleich
Insgesamt ergibt sich flir den Punkt Kapitalkostenabgleich eine Bewertung fiir Deutschland

und Osterreich mit Welle und fiir die Schweiz mit einem Plus.

Tabelle 25: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Investition (Kalkulatorische Abschreibung)

Kriterium (Kalkulatorische .
Deutschland Osterreich Schweiz
Abschreibung)

Bilanzielle Werte und
Kalkulatorisch Ja Kalkulatorisch
pagatorische Werte

Beriicksichtigung von
Nein, bilanzielle
kalkulatorischer Ja Ja
Abschreibung
Abschreibung

Reduktion der Kapitalkos- Ja, Uber
Ja Ja
ten bei Abschreibungen Buchhaltung

Berlicksichtigung von

neuen Anlagen in der

Ja Ja Ja
Erlésobergrenze nach
Basisjahr
Differenzierung in Alt- und
Ja, 2006 als
Neuanlagen bei kalkulato- Nein Nein
Trennpunkt
rischer Abschreibung
Basis AHK Ja Ja Ja
Beriicksichtigung der Bei nachster Re- Bei nachster Re-
Nein

Effizienz von Investitionen | gulierungsperiode | gulierungsperiode

Gemeinsamkeiten und Unterschiede

Im Punkt kalkulatorische Abschreibung gibt es einige Unterschiede, so werden in Deutschland
und in der Schweiz kalkulatorische Abschreibungen verwendet, in Osterreich wird dagegen
die buchhalterische Abschreibung angewendet. Die Folgen des sich dadurch ergebenden Zeit-

verzuges wurden bereits im Punkt Kapitalkostenabgleich behandelt.
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In allen drei Landern werden kalkulatorische Zinsen und sinkende Anlagenwerte in den Kapi-
talkosten beriicksichtigt, in Osterreich erfolgt dies tiber den sinkenden Buchwert in der Buch-
haltung. Zudem werden in allen drei Landern neue Anlagen in der Erlésobergrenze beriick-
sichtigt. In der Schweiz erfolgt dies automatisch, da betriebsnotwendige Kosten umgehend
anerkannt werden. Die Effizienz der Neuanlagen wird in Deutschland und Osterreich erst im

nachsten Effizienzvergleich berlicksichtigt.

Kalkulatorische Werte/Buchhalterische Werte

Kalkulatorische Werte mit klaren Regeln haben hier den Vorteil, dass der Netzbetreiber keine
Moglichkeit hat, diese zu beeinflussen (Theobald, Hummel, Gussone & Feller, 2008, S. 23). Es
gibt keine buchhalterischen Spielrdume, und auch im Rahmen des Effizienzvergleiches ist

dadurch eine bessere Vergleichbarkeit gegeben.

Deswegen werden Deutschland und die Schweiz in diesem Punkt mit Plus bewertet, Oster-

reich mit einem Minus.

Trennung in Alt- und Neuanlagen

Lediglich in Deutschland wird eine historisch bedingte Trennung in Alt- und Neuanlagen vor-
genommen. Diese Trennung gilt seit der Einflihrung der Stromnetzentgeltverordnung im Jahr
2005. Die Trennlinie verlauft anhand des Aktivierungsdatums, Neuanlagen sind alle Anlagen
mit der Aufnahme in die Bilanz ab dem 01.01.2006 (§6 Abs. 1 StromNEV). In Osterreich erfolgt
die Trennung bezogen auf die aktuelle Regulierungsperiode, neue Investitionen werden als
Neuanlagen gewertet und mit einem anderen Kapitalkostensatz verzinst. Dieser Aspekt wird

im Punkt Eigenkapitalverzinsung/WACC behandelt.

Dies wird im Rahmen des Vergleiches nicht naher berlicksichtigt.
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Beriicksichtigung der Effizienz von Neuanlagen

Die Effizienz der Investitionen wird in Deutschland und Osterreich erst beim nichsten Effizi-
enzvergleich bei der ndchsten Regulierungsperiode beriicksichtigt. Falls die Investitionen nicht
effizient sind, erhalten die Netzbetreiber einen schlechteren Effizienzwert. In der Schweiz wer-
den dagegen nur die Betriebsnotwendigkeit und die Angemessenheit der Kosten berlicksich-

tigt.

Bedingt durch die nachtragliche Effizienzpriifung kann es passieren, dass Kosten nicht ange-
rechnet werden, wenn diese als ineffizient gelten bzw. dies den Effizienzwert des Netzbetrei-
bers und damit die Erlésobergrenze reduziert. Dies stellt ein Investitionshemmnis dar, insbe-
sondere weil getatigte ineffiziente Investitionen nur schwer behebbar sind (Korte & Gawel,
2015, S. 2). In der Schweiz kann dies aufgrund der fehlenden Effizienzwertermittlung nicht
passieren, und die Investitionsfreundlichkeit des Systems leidet nicht, wie in Deutschland oder

Osterreich, darunter.

Dadurch ergibt sich bei diesem Punkt fiir Deutschland und Osterreich ein Minus, fiir die

Schweiz ein Plus.

Gesamtbewertung im Punkt Kalkulatorische Abschreibung
Bei der gemeinsamen Bewertung der genannten Faktoren im Punkt kalkulatorische Abschrei-
bung ergibt sich fiir Deutschland eine Welle, fiir Osterreich ein Minus und fiir die Schweiz ein

Plus.
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Tabelle 26: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Investition (Abschreibungsmethoden und Nutzungsdauer)

Kriterium (Abschreibungs-

methoden und Nutzungs- Deutschland Osterreich Schweiz
dauer)
Abschreibungsmethode Linear Linear Linear
Neuanlagen Basis AHK Ja Ja Ja
Vorgabe von

Ja Ja Ja
Nutzungsdauern
Inbetriebnahme fiir Nein,

Ja Ja

Abschreibung wesentlich Zugangsdatum

Nutzungsdauer von spezi-

fischem Anlagevermdégen

Tendenziell lang

Tendenziell kurz

Tendenziell mittel

Spannweite bei

Nutzungsdauer

Ja

Kaum

Ja

Gemeinsamkeiten und Unterschiede

In allen drei untersuchten Lindern erfolgt die Abschreibung mittels linearer Methode. In Os-

terreich gibt es fiir bestimmte Wirtschaftsgiiter seit dem 01.07.2020 auch die degressive Ab-

schreibung, diese wird hier nicht beriicksichtigt (Wirtschaftskammer Osterreich, 0.J.). Bei Neu-

anlagen werden fiir die Abschreibungen in allen drei Landern die tatsachlichen AHK Herstel-

lungskosten herangezogen. In Osterreich ist eine halbjihrliche Abschreibung méglich. In

Deutschland erfolgt bereits mit dem Zugangsdatum der Anlage die Abschreibung, wobei hier

immer vom 01.01. des jeweiligen Jahres ausgegangen wird.

In der Schweiz gibt es keine genaue gesetzliche Regelung, die EICom verwendet daher das

Datum der technischen Inbetriebnahme, ab diesem hat die kalkulatorische Abschreibung zu

erfolgen (EICom, 2020e, S. 4). Zudem gibt es Unterschiede bei der vorgeschriebenen Nut-

zungsdauer.
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Bewertung zu AHK

Das Bewertungsverfahren mit dem wenigsten Aufwand ist die Methode der Bewertung zu den
tatsachlichen AHK. Die notwendigen Daten kdnnen aus der Bilanz ausgelesen werden. Ein
Nachteil ist jedoch, dass bei Anlagen mit langer Abschreibungsdauer die Abschreibungen zu
gering ausfallen und kein Anreiz zur Effizienz bei Investitionen gesetzt wird. Dagegen haben
Tagesneuwerte bzw. Wiederbeschaffungswerte den Vorteil, dass die Hohe der Abschreibun-
gen eher den wirtschaftlichen Realitaten entspricht als bei einer Bewertung zu AHK. Dafir ist
der Berechnungsaufwand hoher und es miissen anlagenspezifische Preisindexe verwendet

werden (Schaffner, 2007, S. 9-12).

Da bei allen drei Landern bis auf Deutschland bei Altanlagen die Bewertung zu tatsdchlichen
AHK zur Anwendung kommt und der Unterschied dadurch gering ist, werden die Lander mit

Plus bewertet.

Nutzungsdauer

In allen drei Léndern werden die Nutzungsdauern vorgegeben, wobei diese in Deutschland
tendenziell am langsten und in Osterreich am kiirzesten sind. Auch gibt es in Deutschland und
in der Schweiz bei der Festlegung der Nutzungsdauern eine groRere Spannweite als in Oster-

reich.

Kirzere Nutzungsdauern ermdglichen den Netzbetreibern in Bezug auf Neuanlagen eine ra-
schere Kapitalrickfliihrung. Dies ist fir den Netzbetreiber insbesondere dann wichtig, wenn
verstarkte und groRere Investitionen notwendig sind (Kurth, 2009, S. 693-694). Durch kiirzere
Nutzungsdauern werden starkere Investitionsanreize fiir Netzbetreiber gesetzt (Dehmel,

2011, S. 279).

Deshalb wird Osterreich bei der Nutzungsdauer mit einem Plus bewertet, die Schweiz mit ei-

ner Welle und Deutschland mit einem Minus.

Gesamtbewertung im Punkt Abschreibungsmethoden und Nutzungsdauer
Insgesamt ergibt sich im Punkt Abschreibungsmethoden und Nutzungsdauer fir Deutschland

eine Welle, fuir Osterreich ein Plus und fiir die Schweiz einer Welle.
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Tabelle 27: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Investition (Eigenkapitalverzinsung/WACC)

5:::;:::;;5"5;1‘3"“'- Deutschland Osterreich Schweiz
Eigenkapitalverzinsung Ja Ja Ja
Figenkapitalquote Ja, 40 % Ja, 40 % Ja, 40 %
begrenzt
Fremdkapitalquote Ja, 60 % Ja, 60 % Ja, 60 %
begrenzt
Verzinsung bezogen auf:
- betriebsnotwendiges Ja Ja Ja
Vermogen
Ja, Grenze aktu-
- Neuanlagen/Altanlagen Ja, Grenze 2006 | elle Regulierungs- Nein
periode
- Restwerte Ja Ja Ja
4,88 %**/
WACC vor Steuern 4,396 %* Neuanlage 5,2 % 3,83 %
Eigenkapitalzinssatz 8,16 %**/
vor Steuern 6,91% Neuanlage 8,96 % 6,96 %
Eigenkapitalzinssatz 6,12 %**/
nach Steuern >/64 % Neuanlage 6,72 % >71%
Eflelgnzabhanglge Nein Ia Nein
Rendite
Altanlagen vor Steuern 512 % Keine Trennung in Alt- und
Altanlagen nach Steuern 4,18 % Neuanlagen wie in Deutschland
Risikolose Zinssatz 2,49 % 1,87 % 2,5%
E;ZI;O;;:SELig Keine Angabe 0,83 % 1,25%
Fremdkapitalkostensatz 2,72 % 2,7 % 1,75 %
Wagniszuschlag 3,15% Keine Angabe Keine Angabe
Marktrisikopramie 3,8% 5% 5%
Verschuldetes Beta 0,83 0,85 0,89
Steuer 18,37 %*** 25% 18 %
Kalkulatorische Bilanzielle Werte: Kalkulatorische
Werte: Restwerte Sachanlagen + Werte: betriebs-
. . des Sachvermo- immaterielles notwendiges

Verzinsungsbasis . .

gens und Umlauf- Vermogen Kapital

vermogens — zinslose Baukos- | - Nettoumlaufver-
- zinsloses Kapital tenzuschisse mogen

*In Deutschland wird im Rahmen des Kapitalkostenabzugs der tatsdchliche Fremdkapitalzinsaufwand
angerechnet. Bei Neuanlagen, die nach dem Start der Regulierungsperiode angeschafft wurden, wird
ein kalkulatorischer Wert verwendet. Daraus ergibt sich ein WACC von 4,396 % fiir Neuanlagen.
**Effizienzabhdngig, Wert bei durchschnittlicher Effizienz abgebildet.

***Es erfolgte eine Umrechnung des Steuerfaktors von 1,225 in den Steuersatz von 18,37 %.
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Gemeinsamkeiten und Unterschiede

In allen drei Landern wird den Netzbetreibern eine Eigenkapitalverzinsung geboten. Dabei
werden der Eigenkapitalanteil auf 40 % und der Fremdkapitalanteil auf 60 % begrenzt. Die
Verzinsung bezieht sich dabei immer auf das betriebsnotwendige Vermogen. Die Hohe der
Verzinsung ist von Land zu Land unterschiedlich. Auch erfolgt nur in Deutschland eine histo-
risch bedingte Trennung in Alt- und Neuanlagen. Weiters gibt es Unterschiede in den einzel-
nen Bestandteilen des Verzinsungssatzes und in der Verzinsungsbasis. Die Schweiz ist zudem
das einzige der drei Lander, das gesetzliche Unter- und Obergrenzen fir die einzelnen Be-

standteile des Finanzierungskostensatzes vorsieht.

Die Verzinsungsbasis fir die kalkulatorischen Zinsen ist stets das betriebsnotwendige Vermo-
gen. In Deutschland werden die kalkulatorischen Restwerte des Sach- und Umlaufvermogens
abziglich des zinslosen Kapitals verwendet. In Osterreich werden dazu bilanzielle Werte ge-
nitzt. In der Schweiz kommen ebenfalls kalkulatorische Werte zum Einsatz. In Osterreich er-
folgt eine spezielle Beriicksichtigung von Neuanlagen, diese erhalten eine héhere Verzinsung.
Dabei sind Neuanlagen alle Anlagen, die ab dem Beginn der Regulierungsperiode beschafft

wurden.

In allen drei Landern werden die Restwerte zur Berechnung der kalkulatorischen Zinsen her-
angezogen. Der WACC ist in Osterreich am hdchsten, insbesondere fiir Neuanlagen (Anlagen
die nach dem Start der Regulierungsperiode angeschafft wurden), wo ein investitionsférdern-
der Mark-up gewihrt wird. Dementsprechend ist auch die Eigenkapitalverzinsung in Oster-
reich am groRten, da der Eigenkapitalanteil in allen drei Landern gleich hoch ist. Auch ohne
dem Mark-up liegt die Eigenkapitalverzinsung Osterreichs {iber jener von Deutschland und der

Schweiz.

Osterreich ist zudem das einzige der drei Linder, das den Netzbetreibern eine effizienzabhan-
gige Rendite gewahrt. In Deutschland wird dagegen zwar auch ein Bonus fir hohere Effizienz
gewahrt, dieser ist allerdings ein fixer Betrag. Die Bewertung erfolgt im Bereich der Ausgestal-

tung des Systems.
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Der risikolose Zinssatz ist in Deutschland und in der Schweiz nahezu ident, in Osterreich ist
dieser etwas geringer. Der Fremdkapitalkostensatz ist dagegen in Deutschland und Osterreich
nahezu ident und in der Schweiz etwa um ein Prozent geringer. Die Marktrisikopramie ist in
Osterreich und in der Schweiz gleich hoch, diese wird in Deutschland etwas geringer ange-
setzt. Das verschuldete Beta ist in allen drei Landern dhnlich hoch, Unterschiede gibt es bei
der Steuer. Die einzelnen Bestandteile der Verzinsung werden nicht in die Bewertung aufge-

nommen.

Hohe der Eigenkapitalverzinsung/WACC

Die Festlegung der richtigen Hohe des WACC ist sehr umstritten. Fiir Branchenvertreter von
Netzbetreibern ist der WACC tendenziell zu gering, und die Festlegung eines niedrigen WACC
durch die Regulierungsbehorde wird oftmals mit dem Riskieren der Versorgungssicherheit
verkniipft (Osterreichs E-Wirtschaft, o0.J.; Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft

e.V., 2016b, S. 10-13; Verband Schweizerischer Elektrizitatsunternehmen, 2021b).

Zudem hat die Hohe des WACC einen Einfluss auf die Investitionstatigkeit von Netzbetreibern
(Cambini & Rondi, 2010, S. 1, 20). Falls die Eigenkapitalverzinsung zu gering ist und andere
Unternehmen mit dhnlicher Risikolage eine héhere Verzinsung bieten, besteht die Gefahr,
dass Investoren ihr Kapital von Netzbetreibern abziehen. Dies kann dazu fiihren, dass der
Fremdkapitalanteil steigt und sich dadurch in Verbindung mit minderen Ratings die Fremdka-

pitalkosten entsprechend verteuern (Einhellig, Herzig, Lares & Rainer, 2016, S. 39).

Tendenziell neigt die Anreizregulierung dazu, einen starkeren Fokus auf die Kosteneffizienz zu
legen als auf die Investitionsfoérderung. Die Kosten-Plus-Regulierung fokussiert sich wiederum
auf die Investitionsférderung, die Kosteneffizienz wird dabei wenig beachtet (Brunekreeft &
Meyer, 2016, S. 172). Bedingt durch das Kosten-Plus-System in der Schweiz besteht kein An-
reiz fur eine hohere Kosteneffizienz, vielmehr besteht ein Anreiz zur Uberinvestition und zur
ineffizienten Ressourcenverwendung (Brunekreeft, 2000, S. 1-2, 21). Zudem besteht bei der
Kosten-Plus-Regulierung ein Anreiz, dass das Unternehmen fiir die Erbringung der Versor-
gungsleistung eine besonders hohe Kapitalintensivitat aufweist, insbesondere, da die Rendite
von der Hohe der Verzinsungsbasis abhangt. Je groRRer diese ist, desto groBer ist auch die Ren-

dite. Auch kann vom Netzbetreiber auch eine besonders hohe Versorgungsqualitdt gewahlt
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werden, die nicht notwendig wire. Die Kosten fiir die Uberinvestitionen werden an die Netz-
kunden weiterverrechnet. Falls dagegen die gewahrte Verzinsung zu gering ausfallt, kann der
Investitionsanreiz auch gehemmt werden, weil das Risiko der Investitionen nicht in der Kapi-
talverzinsung abgebildet wird. Ein Anreiz zur Effizienzsteigerung ist dabei nicht gegeben

(Hense & Daniel, 2004, S. 7-8).

Bei der Kosten-Plus-Regulierung werden zwar die Kosten ex post auf Korrektheit gepriift, je-
doch werden den Netzbetreibern keine Effizienzziele vorgegeben. Dagegen gibt es einen An-
reiz fir Netzbetreiber, die Investitionen zu erhohen und die Netze verstarkt auszubauen, um
den Gewinn zu steigern. Es wird aber kein Anreiz gesetzt, effiziente Investitionen zu tatigen
(Bundesamt fiir Energie, 2015, S. 44-45). Der Effekt der Uberinvestition bei einem zu hohen

Verzinsungssatz wird auch Averch-Johnson-Effekt genannt (E-Control, 2018a, S. 51).

Es liegt ein Trade-off in der Hohe der Eigenkapitalverzinsung/WACC vor, ein héherer WACC
fordert Investitionen, erhdht allerdings auch das Risiko der Uberinvestition. Deshalb werden
in diesem Punkt Deutschland und Osterreich mit Plus bewertet, die Schweiz erhilt eine Welle.
In der Schweiz werden zwar keine Anreize fir Effizienzsteigerungen gesetzt, dafir wird aber
von allen drei Landern der geringste WACC angesetzt, sodass der Anreiz zur Uberinvestition

geringer als in den anderen beiden Landern ist.

Férderung von Investitionen

Der Mark-up bei Neuanlagen in Osterreich erhéht den Anreiz fiir Investitionen und verbessert
damit die Investitionsfreundlichkeit des Regulierungssystems. Der Mark-up stellt eine wirk-
same Methode zur Investitionsférderung dar. Jedoch muss bei Gewahrung der zusatzlichen
Verzinsung das Erfordernis eines volkswirtschaftlichen Zusatznutzens der Investitionen be-
dacht werden. Zudem sollten fiir den Netzbetreiber keine ungerechtfertigten Zusatzgewinne
entstehen (Elsenbast & Boche, 2013, S. 322). Bei der Setzung von zusatzlichen Investitionsan-
reizen besteht allerdings ein Trade-off-Problem zwischen der Kosteneffizienz und dem Inves-
titionsanreiz. Eine Best-Practice-Methode in Bezug auf die Investitionsforderung gibt es nicht,
und die InvestitionsférderungsmaRnahmen missen auf das vorhandene Regulierungssystem

und die Regulierungsziele abgestimmt werden (Elsenbast, 2011, S. 791).
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Osterreich wird in diesem Punkt mit Plus bewertet, da die Investitionsfreundlichkeit des Sys-
tems verbessert wird. Deutschland und die Schweiz werden im Gegensatz dazu mit Welle be-

urteilt, weil insgesamt gesehen der Einsatz eines Mark-up nicht unumstritten ist.
Gesamtbewertung Eigenkapitalverzinsung/WACC

Insgesamt erhilt im Punkt Eigenkapitalverzinsung/WACC Deutschland eine Welle, Osterreich

ein Plus und die Schweiz ebenfalls eine Welle.
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Tabelle 28: Ergebnis des Vergleiches im Bereich Investition (F&E Kosten)

Kriterium (F&E Kosten) Deutschland Osterreich Schweiz

Max. 50 % aus
Anrechnung von For- der Differenz von | Keine gesonderte Bis zur
schungskosten Forschungskosten Regelung Begrenzung

und Forderung

Sofern die Forschung im Rahmen der staatlichen Energieforschung erfolgt, werden die For-
schungskosten in Deutschland als nicht beeinflussbare Kosten anerkannt. Es werden jedoch
nur maximal 50 % der Differenz aus Forschungskosten und Férderung auf die Erl6sobergrenze

angerechnet.

In Osterreich gibt es dagegen keine speziellen Regelungen in Bezug auf F&E Kosten, diese wer-
den im Rahmen der regularen Instrumente mitberiicksichtigt und sind dadurch keine nicht
beeinflussbaren Kosten. Daflir werden lukrierte Fordermittel nicht kostenmindernd berick-

sichtigt.

In der Schweiz werden die Forschungskosten, wenn auch mit jahrlicher Budgetbegrenzung,

direkt anerkannt.
Insgesamt ergibt sich fiir den Punkt F&E Kosten eine Welle fiir Deutschland und Osterreich

und fir die Schweiz ein Plus, weil hier trotz der Begrenzung der groRte Anteil angerechnet

werden kann.
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Gesamtiibersicht iiber die Bewertung im Bereich Investitionsfreundlichkeit des Systems

Tabelle 29: Bewertung im Bereich Investitionsfreundlichkeit des Systems

Kriterium Deutschland Osterreich Schweiz
Kapitalkostenabgleich ~ ~ +
Kalkulatorische Abschreibung ~ - +
Abschreibungsmethoden und .

Nutzungsdauer ' '
Eigenkapitalverzin- . .
sung/WACC '

F&E Kosten ~ ~ +
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3 Bewertung

Tabelle 30: Gesamtiibersicht (iber die Bewertung der Regulierungsmodelle in den einzelnen Bereichen

Kriterium Deutschland Osterreich Schweiz
Netzkosten

Einheitlichkeit der o N o
Netzentgelte

Elemente der Netzentgelte ~ + -
Einfluss auf Netzentgelt + + +
Netzanschlusskosten + + +
Ausgestaltung des Systems

Kostenprifung + ~ +
Kostenkategorien + + -
Effizienzvergleich + ~ -
Erl6s-/Betriebskostenober- N N o
grenze

Erneuerbare Energie im

System ¥ ¥ ¥
Netzqualitat

Bonus/Malus fur Netzqualitat + - -
Mindeststandards fur N ) N

Netzqualitat

Haftung + ~ ~

Veroffentlichung der Kenn-

+ + -
zahlen durch Netzbetreiber
Flexibilitat des Systems
Dauer der

. . + + ~
Regulierungsperiode
Regulierungskonto + ~ +

Anpassung der Erlos-/
Kostenobergrenze wahrend + + ~
der Regulierungsperiode

Investitionsfreundlichkeit des Systems

Kapitalkostenabgleich ~ ~

Kalkulatorische Abschreibung ~ -
Abschreibungsmethoden und N N N
Nutzungsdauer

Eigenkapitalverzin- N N N
sung/WACC

F&E-Kosten ~ ~ +
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Im folgenden Kapitel soll die Bewertung der Regulierungsmodelle dargestellt werden. Weiters
werden die Trade-offs bei der Ausgestaltung der Regulierungssysteme aufgezeigt. Anschlie-
Rend werden die Verbesserungs- und Weiterentwicklungsmaoglichkeiten fir jedes Land in Be-

zug auf die Regulierung von Netzbetreibern vorgestellt.

Insgesamt zeigt sich, dass das deutsche und das 6sterreichische Regulierungssystem aufgrund
der Verwendung einer Anreizregulierung einander dhnlich sind, dagegen gibt es gréRere Un-
terschiede zum Schweizer System, welches das Kosten-Plus-Modell fiir die Regulierung von

Netzbetreibern verwendet.

Weiters liegen einige Trade-offs bei der Ausgestaltung der Regulierungssystematik vor. So
liegt bei der Gestaltung der Kostenprifung ein Trade-off zwischen langeren und kiirzeren Pri-
fungsintervallen vor. Ldngere Zeitraume zwischen den Priifungen reduzieren den Regulie-
rungsaufwand fiir die Regulierungsbehorde, im Gegensatz erhoht sich allerdings die Zeit-
dauer, bis Investitionen von Netzbetreibern anerkannt und in den Erldsen abgebildet werden

konnen. Dies kann den Anreiz fir Investitionen beeintrachtigen.

Ein weiterer Trade-off liegt in der Ldnge der Regulierungsperiode. Eine langere Regulierungs-
periode ermoglicht einen starkeren Anreiz zur Kosteneffizienz, da die Netzbetreiber bis zum
nachsten Effizienzvergleich die Effizienzgewinne behalten diirfen. Falls jedoch die Regulie-
rungsperiode langer dauert, kann dies das Investitionsverhalten von Netzbetreibern negativ
beeinflussen und zudem werden die Effizienzgewinne erst spater an die Netzkunden weiter-
gegeben. Auch kann das Kostensenkungspotential bei einer langeren Regulierungsperiode
schwerer von auBen eingeschatzt werden. Es besteht ein Anreiz, Investitionen zu verschieben,
da diese erst bei der nachsten Regulierungsperiode beriicksichtigt und verzinst werden. Die-
sem Problem wird in Deutschland und Osterreich mittels des Kapitalkostenabgleiches entge-
gengewirkt. Eine zu kurze Regulierungsperiode setzt hingegen einen geringen Anreiz zur Stei-

gerung der Kosteneffizienz der Netzbetreiber.

Zusatzlich liegt ein Trade-off bei der Festlegung der Hohe der Eigenkapitalverzinsung/WACC

fur Netzbetreiber vor. Die Hohe ist sehr umstritten und aus der Sicht von Branchenvertretern
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tendenziell zu gering. Zudem beeinflusst die Hohe der gewadhlten Verzinsung die Investitions-
tatigkeit eines Netzbetreibers. Wenn die Verzinsung zu gering angesetzt wird, besteht die Ge-
fahr, dass Investitionen in einen Netzbetreiber unattraktiv werden und Investoren ihre Gelder
abziehen. Ceteris paribus steigt dadurch der Fremdkapitalanteil, und infolgedessen kénnen
auch die Fremdkapitalkosten im Zuge schlechterer Ratings steigen. Insbesondere bei der Kos-
ten-Plus-Regulierung kann eine zu hohe Verzinsung zu Uberinvestitionen fiihren, dieser Effekt
tritt bei der Anreizregulierung aufgrund des Effizienzvergleiches nicht in dieser Intensitat auf.
Auch werden die Netzbetreiber ihre Kapitalintensitat, auf der die Verzinsung basiert, unnotig

erhohen. Zudem kann dies zu einer ineffizient hohen Versorgungsqualitat fihren.

Auch liegt ein Trade-off bei der Investitionsforderung zwischen dem Setzen eines Investitions-
anreizes und der Kosteneffizienz vor. Zusatzliche Renditen fiir Neuinvestitionen erhéhen zwar
die Investitionsfreundlichkeit des Systems, dennoch sollte hier das Erfordernis des volkswirt-
schaftlichen Zusatznutzens der Investitionen berlicksichtigt werden. Auch sollten keine unge-
rechtfertigten Zusatzgewinne fir Netzbetreiber entstehen. Zudem gibt es in Bezug auf die In-

vestitionsforderung keine Best-Practice-Methode.

129



3.1 Deutschland
In Deutschland kénnte die Einfihrung von regional einheitlichen Netzentgelten sinnvoll sein
und sollte zumindest geprift werden. Auch sollte die Anzahl der Elemente der Netzentgelte

Uberdacht werden, um die Transparenz fiir die Netzkunden zu verbessern.

Insbesondere ware die Einfihrung eines Betriebskostenfaktors in Deutschland Uberlegens-
wert, um die Zeitverzugsproblematik zwischen Kostenentstehung und Kostenanerkennung bei
Betriebskosten zu beheben. Ansonsten konnte ein Anreiz bestehen, kapitalkostenintensive In-
vestitionen zu bevorzugen, die insgesamt betrachtet kostenintensiver sind als andere Invest-

mentmoglichkeiten mit hoheren Betriebskosten und geringeren Kapitalkosten.

Auch sollte der Bonus fiir Netzbetreiber mit einer hoheren Effizienz Gberarbeitet werden, da
die derzeitige Variante aufgrund der methodisch einseitigen Betrachtung des DEA-Verfahrens
kritisiert wird. Hier ist das 6sterreichische System des effizienzabhangigen Bonus ausgegliche-
ner, zudem wird hierbei darauf geachtet, dass der Bonus — insgesamt betrachtet liber alle

Netzbetreiber — aufkommensneutral ist.

Eine weitere Verbesserungsmoglichkeit liegt in der Modifizierung der verwendeten Inflations-
entwicklung bei der Erlésobergrenze. Hier sollte geprift werden, ob ein netzbetreiberspezifi-
scher Index anstatt des Verbraucherpreisgesamtindex die Teuerung fiir Netzbetreiber besser
abbilden kdénnte. Dadurch ware es moglich, die sektoralen Produktivitatszugewinne genauer

zu berechnen und somit die Zielvorgaben fir Netzbetreiber spezifischer ermitteln zu kénnen.

Ein weiterer Punkt betrifft die kalkulatorische Nutzungsdauer, diese ist im Vergleich zu den
anderen Lindern, insbesondere im Vergleich zu Osterreich, tendenziell linger. Um Investitio-
nen zu fordern, sollte eine Verkiirzung bzw. ein anderer Investitionsausgleich angedacht wer-

den.
Zudem kénnte die Anerkennung von Forschungs- und Innovationskosten mit einer pauschalen

Anerkennung und einer Begrenzung wie in der Schweiz erfolgen, um Innovationen bei gleich-

zeitiger Verwendungskontrolle zu fordern.

130



3.2 Osterreich

Osterreich kénnte die Anerkennung von Plan-Kostenwerten fiir Neuanlagen iiberdenken.
Dadurch wirde sich der Zeitverzug zwischen der Kostenentstehung und der Kostenanerken-
nung verringern und das System investitionsfreundlicher werden. Der Ist-Kosten- und Plan-
Kosten-Abgleich konnte wie in den anderen beiden Landern jahrlich tiber das Regulierungs-

konto erfolgen.

Eine weitere Verbesserungsmoglichkeit besteht bei den nicht beeinflussbaren Kosten. Hier
sollte die Anerkennung von Weiterbildungskosten angedacht werden, um den Kostendruck zu
Lasten von WeiterbildungsmaRBnahmen zu verhindern. Dies kdnnte mittels pauschaler Werte
in Abhangigkeit von den Mitarbeiteranzahlen erfolgen oder — wie in Deutschland — generell

automatisch.

Zudem sollte der Mindesteffizienzwert liberdacht und schrittweise abgesenkt werden, um die

Effizienzanreize zu erhdhen.

Zusatzlich sollte wie beim deutschen System die Veroffentlichung von Effizienzwerten Gber-
legt werden. Dadurch lieRe sich die Transparenz weiter verbessern. Dadurch konnte auch 6f-
fentlicher Druck auf ineffiziente Netzbetreiber aufgebaut und so der Anreiz zur Kostensenkung

erhoht werden.

Weiters sollte — wie in Deutschland — die Abbaudauer fiir Ineffizienzen an die Regulierungspe-

riode angeglichen werden, um die Kosteneffizienz von Netzbetreibern rascher zu heben.

Auch sollte Gber ein Bonus-Malus-System nach dem deutschen Vorbild im Bereich der
Netzqualitat nachgedacht werden. Dadurch kdnnte ein Anreiz fir die optimale Wahl der Ver-
sorgungssicherheit gesetzt werden. Die Netzbetreiber kdnnten dadurch selber entscheiden,
ob MalRnahmen zur Versorgungssicherheit sinnvoll und im volkswirtschaftlichen Interesse
sind oder ob diese, z.B. in eher entlegenen Regionen, liberzogen sind. Zusatzlich kénnten —
wie in der Schweiz — bei der Ausgestaltung der Mindeststandardanforderungen fir die

Netzqualitat die topologischen und regionalen Herausforderungen mitberiicksichtigt werden.
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Entsprechende notwendige Daten werden dazu bereits im Rahmen der Anreizregulierung er-
hoben. Diese kdnnten mit geringem Aufwand auch fiir regionale Mindeststandardanforderun-
gen oder in der Kostenobergrenze als Zu- und Abschldge fiir die Versorgungsqualitat verwen-

det werden.

3.3 Schweiz
In der Schweiz sollte die Einfihrung von regional einheitlichen Netzentgelten gepriift werden,
auch wenn dies, aufgrund der grofReren Anzahl von Netzbetreibern im Vergleich zu den ande-

ren beiden Landern, schwieriger umsetzbar ware.

Weiters konnte die Transparenz in Bezug auf die Elemente der Netzentgelte verbessert wer-
den. So kénnten — wie in Deutschland und Osterreich — die Messkosten extra ausgewiesen

werden.

Zudem sollte geprift werden, ob die Netzverluste direkt als Betriebskosten angerechnet wer-
den, da sonst kein Anreiz besteht, diese zu reduzieren. Hier kdnnte ebenfalls eine gewisse

Menge/Betrag vorgegeben werden wie in den anderen beiden Landern.

Ein weiterer Punkt betrifft die Kostenpriifung. Da die Kosten von Netzbetreibern jahrlich ge-
prift werden und dies mit einem entsprechenden Aufwand verbunden ist, sollte Gberlegt wer-
den, ob die Einfihrung einer Anreizregulierung den Regulierungsaufwand tatsachlich erhéhen
wirde. Hier ware statt der jahrlichen nur noch eine Kostenprifung in mehreren Jahren not-
wendig. Es sollte zumindest einheitliche und klare Regeln fiir den Effizienzvergleich geben, da

solche derzeit nicht existieren.

Einen wichtigen Punkt betrifft die Veroffentlichung von Kennzahlen von Netzbetreibern. Diese
wurde bisher noch nicht umgesetzt und kann aufgrund von fehlenden gesetzlichen Vorschrif-
ten auch nicht erfolgen. Dabei ware diese fiir die Sunshine-Regulierung essentiell. Daher sollte
die Veroffentlichungspflicht von Kennzahlen rasch umgesetzt werden. Die Veroffentlichungs-

pflicht sollte auch die Versorgungsqualitatskennzahlen umfassen.
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Zudem sollte Uberlegt werden, ob im Rahmen des Vergleiches von Netzbetreibern in der
Sunshine-Regulierung die Altersstruktur bereinigt wird, um die Vergleichbarkeit zu verbes-
sern. Dies stellt zwar einen erhdéhten Aufwand dar, wiirde aber die Vergleichsqualitat des Sys-

tems verbessern.

Weiters sollte die Einfihrung eines Bonus-Malus-Systems fiir die Netzqualitdt nach dem Vor-
bild Deutschlands (iberlegt werden. Dadurch kénnte ein volkswirtschaftlich sinnvolles Quali-
tatsniveau erreicht werden. Jedoch muss dabei bedacht werden, dass bei der Kosten-Plus-
Regulierung das Hauptproblem in einem geringen Anreiz zur Kosteneffizienz liegt und nicht in

einer mangelnden oder zu geringen Versorgungsqualitat.
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4 Conclusio

Die vorliegende Arbeit untersucht die verschiedenen Stromnetzkostenmodelle und Regulie-
rungssystematiken in der D-A-CH-Region. Dabei werden Unterschiede und Gemeinsamkeiten
in den Bereichen Netzkosten, Ausgestaltung des Systems, Netzqualitat, Flexibilitdt des Sys-
tems sowie Investitionsfreundlichkeit des Systems festgestellt. AbschlieBend erfolgt eine Be-
wertung der wesentlichen Punkte. Zudem werden Trade-offs der Regulierungsausgestaltung
ermittelt und die Weiterentwicklungspotentiale der Regulierung der einzelnen Lander aufge-

zeigt.

Folgende Forschungsfragen werden im Rahmen dieser Arbeit beantwortet:

e Gibt es Gemeinsamkeiten/Unterschiede zwischen den Netzkostenmodellen von
Deutschland, Osterreich und der Schweiz — und wie sehen diese aus?
e Was kdnnen die Lander untereinander von den unterschiedlichen Regulierungssyste-

men lernen?

Im Bereich der Netzkosten gibt es einige Unterschiede. Osterreich ist das einzige der drei Lin-
der, dass Netzbereiche bildet, in denen die Netzentgelte gleich hoch sind und damit unabhan-
gig von Netzbetreibern. Zudem werden in Osterreich mehrere Elemente der Netzentgelte ex-
plizit ausgewiesen. Dies erfolgt fiir die Netznutzung, fiir die Messleistung und fiir die Netzver-
luste separat. In Deutschland wird dagegen die Netznutzung und Messleistung und in der

Schweiz nur eine einzige Komponente, die Netznutzung gesamt, ausgewiesen.

Weiters gibt es einige Gemeinsamkeiten, so hangt das Netzentgelt von der Spannungsebene
und vom Stromverbrauch ab. Die Zeit des Strombezuges spielt in Osterreich eine Rolle, in
Deutschland und in der Schweiz kann dies der Fall sein. Die Art der Messung hat zudem nur in
Deutschland und in Osterreich eine verpflichtende Auswirkung auf das Netzentgelt, in der
Schweiz ist dies moglich. Nur in Deutschland ist das Netzentgelt fiir Netzkunden mit einem
hoheren Verbrauch von den Beniitzungsstunden abhangig. In allen drei Landern werden die
Kosten fiir den Netzanschluss und fiir die Netzbereitstellung an die Netzkunden weiterver-

rechnet.
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Im Bereich der Ausgestaltung des Systems gibt es mehrere Unterschiede. Kostenpriifungen
werden in Deutschland und in Osterreich nur vor dem Beginn einer Regulierungsperiode
durchgefihrt, in der Schweiz werden die Kosten dagegen jahrlich gepriift. Zudem werden nur
in Osterreich keine Planwerte bei den Kosten zugelassen, in Deutschland ist dies bei Kapital-
kosten und in der Schweiz fiir bestimmte Ausnahmen moglich. Weiters unterscheidet sich die
Kostenbasis fiir die Kostenpriifung, diese ist in Deutschland und Osterreich der Jahresab-

schluss, in der Schweiz dagegen die konkrete Kostenrechnung selbst.

Unterschiede gibt es auch bei den Kostenkategorien, die Unterscheidung in nicht beeinfluss-
bare und beeinflussbare Kosten erfolgt nur in Deutschland und Osterreich; Deutschland glie-
dert die Kosten auch noch weiter auf in voriibergehend nicht beeinflussbare und volatile Kos-
ten. Auch ist die Behandlung von Betriebskosten unterschiedlich, diese stehen in Deutschland
und Osterreich als Budget zur Verfiigung, in der Schweiz werden diese bei Betriebsnotwendig-
keit direkt an die Netzkunden weiterverrechnet. Zusatzlich unterscheidet sich die Behandlung
von Netzverlusten, nur in Deutschland und Osterreich wird ein Anreiz gesetzt, diese zu mini-
mieren, in der Schweiz werden die Netzverluste als Betriebskosten gewertet und direkt ange-

rechnet.

Beim Effizienzvergleich gibt es ebenfalls Unterschiede, in Deutschland und Osterreich gibt es
einen echten Effizienzvergleich mit unternehmensindividuellen Zielvorgaben, in der Schweiz
erfolgt nur im Rahmen der Sunshine-Regulierung ein Vergleich. Es kann zwar einen Effizienz-
vergleich in der Schweiz geben, jedoch gibt es dazu keine klaren gesetzlichen Regeln. Ebenfalls
unterscheiden sich die verwendeten Variablen und statistischen Methoden beim Effizienzver-
gleich. Die Erlds-/Kostenobergrenze wird in Deutschland und Osterreich wiahrend der Regulie-
rungsperiode angepasst und steht als Budget zur Verfligung, in der Schweiz wird dies aufgrund
der Systematik nicht getan. AuRerdem unterscheidet sich auch die Zeit fiir den Ineffizienzab-
bau und fiir die Ausgestaltung des Bonus fiir Giberdurchschnittlich effiziente Netzbetreiber. Ein

Bonus wird nur in Deutschland und in Osterreich gewéhrt.

Es gibt auch einige Ahnlichkeiten in den Punkten Bereinigung von auRergewdhnlichen Kosten,

der Behandlung der Kapitalkosten, bei der Frage, wer die Kosten priift, und bei Sanktionen
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sowie bei der Auskunfts- und Informationspflicht fiir Netzbetreiber. Weiters gibt es in allen

drei Landern vereinfachte Regulierungsverfahren fiir kleinere Netzbetreiber.

Im Bereich der Netzqualitat treten einige Unterschiede auf. Nur in Deutschland wird ein Bo-
nus-Malus-Anreizsystem fir Versorgungsunterbrechungen verwendet. Auch werden nur hier
Versorgungsqualititskennzahlen verpflichtend veréffentlicht. Dagegen werden in Osterreich
und der Schweiz Mindeststandards in diesem Bereich festgelegt. Die Frage der Haftung fir
Stromausfille weist groRe Ahnlichkeiten auf, wobei Deutschland hierzu eine eigene gesetzli-
che Regelung geschaffen hat. Wenn die Kennzahl SAIDI zur Bewertung der Versorgungsquali-

tat herangezogen wird, sind alle drei Lander im europdischen Vergleich im Spitzenfeld.

Im Bereich der Flexibilitat des Systems sind ebenfalls Unterschiede vorhanden. So ist die Dauer
der Regulierungsperiode verschieden, diese ist in Deutschland und in Osterreich mit fiinf Jah-
ren gleich lang, in der Schweiz betragt diese, aufgrund der Kosten-Plus-Regulierung, nur ein
Jahr. Zudem gibt es auch Unterschiede, welche Abweichungen im Regulierungskonto beriick-
sichtigt werden. Auch ist Osterreich das einzige der drei Lander, das mittels Aufrollung Diffe-
renzen aus den buchhalterischen Ist-Werten und den prognostizierten Werten ausgleicht. Nur
in Deutschland und Osterreich wird die Erlds-/Kostenobergrenze an einen Produktivititsfaktor
angepasst. Zusatzlich wird nur in Osterreich ein Betriebskostenfaktor angewendet. In allen
drei Landern wird die Inflation entweder in der Obergrenze oder automatisch mitberticksich-

tigt.

Im Bereich der Investitionsfreundlichkeit des Systems liegen ebenso Unterschiede vor. So wird
nur in Deutschland bei Anlagen, die vor dem Basisjahr angeschafft wurden, der echte Fremd-
kapitalzinsaufwand beriicksichtigt. In Osterreich und in der Schweiz werden dagegen kalkula-
torische Werte angesetzt. Zudem unterscheidet sich die Form der Abschreibung. Hier verwen-
det nur Osterreich die buchhalterische Abschreibung, wihrend Deutschland und die Schweiz
die kalkulatorische Abschreibung beriicksichtigen. Weiters unterscheidet sich die vorgeschrie-
bene Nutzungsdauer fiir spezifisches Anlagevermoégen von Netzbetreibern. Diese ist in
Deutschland tendenziell am lidngsten und in Osterreich tendenziell am kiirzesten. Nur in
Deutschland wird eine historisch bedingte Trennung in Alt- und in Neuanlagen vorgenommen,

diese Trennung bezieht sich auf den Stichtag 01.01.2006. AuBRerdem unterscheiden sich die
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Verzinsungsbasis der drei Lander zur Berechnung der kalkulatorischen Verzinsung und der
Verzinsungssatz sowie die einzelnen Komponenten des Verzinsungssatzes. Osterreich ist das
einzige der drei Lander, das bei der Verzinsung von Neuanlagen einen Mark-up gewahrt und
eine effizienzabhangige Verzinsung flir das regulatorische Anlagevermogen, das zum Jahr der
Kostenpriifung vorhanden war, verwendet. Nur in Deutschland und in Osterreich erfolgt eine
Effizienzbewertung von Neuanlagen im Rahmen des nachsten Effizienzvergleiches, in der
Schweiz wird dagegen nur die Betriebsnotwendigkeit geprift. Zusatzlich unterscheidet sich
der Zeitpunkt, ab dem die Abschreibung zu erfolgen hat. Auch gibt es Unterschiede bei der

Behandlung von F&E-Kosten.

Gemeinsamkeiten liegen in der Behandlung von Kapitalkosten vor, diese werden in dhnlicher
Weise bericksichtigt. Zusatzlich werden in allen drei Landern die sinkenden Kapitalkosten auf-
grund von Abschreibungen beachtet und die AHK als Basis verwendet (ausgenommen Altan-
lagen in Deutschland). Neue Anlagen nach dem Basisjahr werden in allen drei Léindern mitbe-
ricksichtigt. Die Abschreibung wird in allen drei Landern mittels linearer Abschreibung gebil-
det. Der Eigen- und Fremdkapitalanteil fur die kalkulatorische Verzinsung ist in allen drei Lan-

dern ident und bezieht sich auf betriebsnotwendiges Vermaogen.

In der Ausgestaltung der Regulierungssystematik liegen einige Trade-offs vor. Diese treten bei
der Haufigkeit der Kostenpriifung, bei der Lange der Regulierungsperiode, bei der Hohe der
gewadhrten Verzinsung und bei der Setzung von MaRBnahmen zur Investitionsfoérderung auf.
Hier muss ein Trade-off zwischen Anreizintensitat fiir Kosteneffizienz, Anreizsetzung in Bezug

auf die Investitionstatigkeit und Regulierungsaufwand beachtet werden.

Deutschland konnte von den anderen beiden Landern in einigen Punkten Verbesserungen
ibernehmen. So kénnte das System von Osterreich zur Bildung von Netzbereichen gepriift
werden. Zudem kénnte die Anzahl der Elemente der Netzentgelte Gberarbeitet werden. Auch
sollte die Wiedereinfliihrung des Betriebskostenfaktors Gberlegt werden, um keine falschen
Anreize fur kostenintensivere und kapitalintensivere Investitionen zu setzen. Weiters sollte
auch der Bonus fiir besonders effiziente Netzbetreiber Gberdacht werden, hier kdnnte von
Osterreich die effizienzabhingige Verzinsung iibernommen werden, die — iiber alle Netzbe-

treiber hinweg — aufkommensneutral ware. Zudem kann lberlegt werden, zur Abbildung der
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Inflation in der Erlésobergrenze einen netzbetreiberspezifischeren Preisindex zu verwenden,
um den Produktivitatsfortschritt genauer berechnen zu kénnen. Auch ist die kalkulatorische
Nutzungsdauerim Vergleich zu den anderen beiden Landern langer, hier sollten eine verkiirzte
Dauer oder alternative InvestitionsférderungsmaBBnahmen lGberlegt werden, um die Investiti-
onsfreundlichkeit des Regulierungssystems zu steigern. Zusatzlich sollte zur Férderung von

Forschung und Innovation das System der Schweiz erwogen werden.

Auch Osterreich kénnte in einigen Punkten von den anderen beiden Lindern lernen. So wire
die Anerkennung von Plan-Kostenwerten fiir Neuanlagen zu iberdenken, um die Zeitverzugs-
problematik zwischen der Kostenentstehung und deren Abgeltung zu verringern. Die Plan-
und Ist-Kosten Abweichung kdnnte dann im Rahmen des Regulierungskontos ausgeglichen
werden. Auch sollte angedacht werden, die Weiterbildungskosten als nicht beeinflussbare
Kosten zu sehen, um hier keinen falschen Spardruck zu setzen. Dies kénnte beispielsweise
mittels Pauschale pro Mitarbeiter erfolgen. Weiters konnte der Mindesteffizienzwert schritt-
weise auf das deutsche Niveau gesenkt werden, um den Anreiz zur Kosteneffizienzsteigerung
zu verbessern. Ein weiterer Punkt betrifft die Veroffentlichung von Effizienzwerten, diese
sollte vom deutschen System Gbernommen werden, um o6ffentlichen Druck auf ineffiziente
Netzbetreiber aufzubauen. Zudem sollte die Abbaudauer fiir Ineffizienzen auf die Dauer einer
Regulierungsperiode abgesenkt werden, um den Anreiz fiir Kosteneffizienzsteigerungen zu er-
hohen. AuRerdem sollte auch nach dem deutschen Modell das Bonus-Malus-System in Bezug
auf Versorgungsunterbrechungen (iberlegt werden, um eine volkswirtschaftlich optimale

Qualitatshohe zu ermoglichen.

Die Schweiz kénnte ebenfalls in einigen Bereichen von den anderen beiden Landern lernen.
So sollte auch hier das Bilden von Netzbereichen, trotz der h6heren Anzahl an Netzbetreibern,
Uberlegt werden. Auch sollte die Transparenz der Netzentgelte verbessert werden, um die
Nachvollziehbarkeit der Netzkosten fir die Netzkunden zu verbessern. Weiters sollte — wie in
Deutschland und Osterreich — ein Anreiz gesetzt werden, Netzverluste zu reduzieren. Diese
sollten nicht direkt als Betriebskosten angerechnet werden dirfen. Auch sollte geprift wer-
den, ob statt der jahrlichen Kostenpriifung eine Anreizregulierung mit weniger, aber intensi-

veren Kostenprifungen den Regulierungsaufwand tatsachlich erhéhen wirde. Zumindest fir
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grofRere Netzbetreiber sollte dies angedacht werden, fiir kleiner Netzbetreiber konnten ver-
einfachte Verfahren zur Anwendung kommen, die den Regulierungsaufwand nicht erhéhen.
Zumindest sollten klare Regeln in Bezug auf den Effizienzvergleich zur Priifung der Betriebs-
notwendigkeit von Kosten festgelegt werden. Zusatzlich sollte rasch die Veroffentlichungs-
pflicht von Kennzahlen von Netzbetreibern entweder durch die Netzbetreiber selbst oder
durch die Regulierungsbehorde umgesetzt werden, da dies fiir die Sunshine-Regulierung von
grofler Bedeutung ist. Diese Pflicht sollte auch fiir die Versorgungsqualitdatskennzahlen gelten.
Um die Vergleichbarkeit von Netzbetreibern zu verbessern, sollte auch angedacht werden, im
Rahmen der Sunshine-Regulierung die Altersstruktur zu bereinigen, wie bei den anderen bei-
den Landern. Zudem sollte ein Bonus-Malus-System fiir die Netzqualitat nach deutschem Vor-
bild erwogen werden, um die Versorgungsqualitat volkswirtschaftlich gesehen optimal festzu-

legen.

Weitere Forschungsfelder in Bezug auf die Stromnetzregulierung ergeben sich bei der Be-
trachtung der Entwicklung der Netzentgelte. Im Rahmen dieser Arbeit wurde der Effekt der
Anreizregulierung auf die Entwicklung der Netzentgelte nicht untersucht und nur illustrativ
verglichen. Dies kdnnte in einem Forschungsprojekt genauer untersucht werden, um festzu-
stellen, welchen Einfluss die Wahl der Regulierungssystematik auf die Entwicklung der Netz-
entgelte hat. Auch kdnnte der Einfluss der Regulierungssystematik auf die Netzqualitat tGber-
prift werden, eine genaue Analyse dieses Effekts auf die Versorgungsunterbrechungen war
aufgrund der verschiedenen und nicht leicht vergleichbaren Daten nicht moéglich. Auch kénnte
Uberpruft werden, ob eine Anreizregulierung tatsachlich qualitatsmindernde Einfliisse hat und

welche Instrumente gegen die QualitatseinbuRen am besten wirken.
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6 Abstract

Im Rahmen der vorliegenden Arbeit werden die Netzkostenmodelle und die Regulierungssys-
tematiken von Deutschland, Osterreich und der Schweiz miteinander verglichen. Dabei wer-
den die Bereiche Netzkosten, Ausgestaltung des Systems, Netzqualitat, Flexibilitdt des Sys-
tems sowie Investitionsfreundlichkeit des Systems untersucht. Es erfolgt eine Bewertung der
wesentlichen Punkte. Zudem werden Trade-offs der Regulierungsausgestaltung ermittelt und
die Weiterentwicklungspotentiale der Regulierungssystematiken der einzelnen Lander darge-
legt. Das Ergebnis des Vergleiches zeigt, dass sich das deutsche und 6sterreichische System —
bedingt durch die Anwendung der Anreizregulierung — am dhnlichsten sind. Zum System der
Schweiz bestehen groRere Unterschiede. Trade-offs missen in den Bereichen der Haufigkeit
der Kostenprifung, der Lange der Regulierungsperiode, der Héhe der Verzinsung sowie der
InvestitionsforderungsmaBnahmen beachtet werden. Dabei muss stets zwischen Regulie-

rungsaufwand, Kosteneffizienzanreiz und Investitionsanreiz abgewogen werden.
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